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RESUMEN 
 
Los sistemas de potencia eléctrica han presentado un significativo cambio en 
sus estructuras, a nivel mundial. Durante los últimos años han evolucionado de 
esquemas monopólicos centralizados, donde el objetivo fundamental era 
minimizar el costo total esperado de la operación del sistema durante todo el 
horizonte de programación, a mercados en competencia -bajo algunas medidas 
regulatorias de los gobiernos-, donde cada una de las empresas del sector 
tiene como principal objetivo la maximización de sus propios beneficios. Como 
un aporte del autor, se desarrolla y aplica un nuevo criterio de optimización: la 
maximización de la eficiencia técnica de las unidades de generación 
hidroeléctrica. 
 
El propósito fundamental de esta tesis doctoral es el desarrollo de una 
metodología de apoyo a la toma de decisiones para la optimización de la 
operación y la evaluación de la eficiencia técnica de una empresa de 
generación hidroeléctrica en mercados de electricidad de corto plazo. Esta 
metodología se expresa como un conjunto de algoritmos implementados en 
prototipos de software con aplicaciones a varios casos relacionados con dos 
sistemas de embalses en cascada de dimensiones realistas: uno, a lo largo de 
la cuenca del rio Duero en España, y otro del Sistema Eléctrico Colombiano. 
 
Se desarrollan varios modelos de Programación No Lineal Entera Mixta 
(PNLEM) para la programación de la operación integrada a corto plazo de una 
Compañía de Generación Hidroeléctrica (H-GENCO) propietaria de una serie 
de centrales a lo largo de un sistema de embalses en cascada en un mercado 
de la electricidad basado en bolsa. El objetivo de la H-GENCO puede ser 
maximizar el beneficio, considerando la eficiencia técnica, o maximizar la 
eficiencia técnica, conservando un determinado nivel de beneficios. En ambos 
casos, la eficiencia puede ser precisamente obtenida  a partir del „Diagrama 
Colinar‟ suministrado por el fabricante de la turbina. Mediante un análisis de 
regresión no lineal múltiple se estima la eficiencia técnica de la unidad como 
una función cuadrática de la cabeza neta y la descarga de agua. Los resultados 
indican que un modelo de PNLEM basado en beneficios produce mejores 
resultados que un modelo de Programación Lineal Entera Mixta, PLEM. Por 
otra parte, mediante el modelo basado en eficiencia se obtienen mayores 
eficiencias y ahorros de agua.  
 
Estos modelos podrían servir a una empresa de generación hidroeléctrica para 
la toma de decisiones relacionadas con preguntas del siguiente tipo: Cuándo 
generar?, asociada al Problema de Asignación de las Unidades de generación. 
Cuánto generar?, asociada al Problema del Despacho Económico. Cómo 
ofertar?, asociada al Problema del Diseño de las Cantidades a Ofertar a la 
Bolsa de Energía para el mercado del día siguiente. Además, después de 
realizado el despacho, estos modelos podrían ser útiles para la auto-
programación o auto-despacho de las unidades de generación. 
 
PALABRAS CLAVES: Generación hidroeléctrica, cabeza neta, eficiencia 
técnica,   „diagrama colinar‟, descarga de agua.  
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ABSTRACT 
 
Electric power systems have shown a significant change in their structures 
worldwide. In recent years, they have evolved from centralized monopoly 
schemes, where the main objective was to minimize the expected total cost of 
the system operation throughout the scheduling horizon, to competitive 
markets, under some government regulatory action, where the main objective of 
each company in the sector is to maximize their own profits. As a contribution of 
the author, a new optimization criterion is developed and applied: maximizing 
the technical efficiency of the hydroelectric generating units. 
 
The main purpose of this doctoral thesis is to develop a methodology to support 
the decision making to optimize the operation and evaluation of a hydroelectric 
generation company technical efficiency in short term electricity markets. This 
methodology is expressed as a set of algorithms implemented in software 
prototypes with applications to several cases related to two cascaded reservoir 
systems of realistic dimensions: one, along the Duero River Basin in Spain, and 
other of the Colombian Electric System. 
 
Several Mixed Integer Nonlinear Programming (MINLP) models are developed 
for the integrated operation programming in short-term of a Hydro Generation 
Company (H-GENCO) that owns a series of plants along a system of cascaded 
reservoirs in a pool-based electricity market. The purpose of the H-GENCO can 
be either to maximize profits, considering the technical efficiency, or to 
maximize the technical efficiency, while maintaining a certain level of benefits. 
In both cases, the technical efficiency can be precisely obtained from the „Hill 
Diagram‟ provided by the turbine manufacturer. Through a multiple nonlinear 
regression analysis, the unit technical efficiency can be estimated as a net head 
and water discharge quadratic function. Results indicate that a MINLP model 
based on benefits produces better results than a standard Mixed Integer Linear 
Programming, MILP. Moreover, using an efficiency-based model it is posible to 
obtain greater efficiency and water savings. 
 
These models could serve to a hydroelectric generation company for decision 
making about questions like the following: When to generate?, associated with 
the Unit Commitment Problem. How much to generate?, associated with the 
Economic Dispatch Problem. How to offer?, associated with the Bidding Design 
Problem in order to estimate the quantities to offer for the energy pool to the 
next day market. In addition, after the dispatch, these models could be useful 
for the self-programming or the auto-release of the generating units. 
 
KEYWORDS: hydroelectric generation, net head, technical efficiency, 'hill 
diagram' water discharge. 
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INTRODUCCIÓN 
 
 
 
Los sistemas de potencia eléctrica han presentado un significativo cambio en 
sus estructuras, a nivel mundial. Durante los últimos años han evolucionado de 
esquemas monopólicos centralizados a mercados en competencia bajo 
algunas medidas regulatorias de los gobiernos, ya que se reconocen ciertas 
imperfecciones en este tipo de mercados. Como consecuencia de esta 
evolución, sus agentes se han visto en la necesidad de revisar sus enfoques, 
estrategias y metodologías de toma de decisiones y de formulación de políticas 
para lograr la eficiencia de sus actividades que le permitan ser cada vez más 
competitivos. Esta situación ha conducido a cambios muy profundos en los 
procedimientos aplicados por las empresas generadoras para garantizar una 
operación segura y eficiente, modificando drásticamente la forma en que 
obtienen sus beneficios. La oferta de potencia eléctrica era entendida 
anteriormente como un servicio público. Ahora, este enfoque está siendo 
reemplazado por el concepto de un mercado competitivo el cual es un 
mecanismo más apropiado para la oferta de energía a los consumidores con 
alta calidad, confiabilidad y eficiencia económica. 
 
En el desarrollo de esta investigación se estudian los enfoques de modelado 
más adecuados para el análisis y el diseño de estrategias de operación óptima 
para una empresa de generación hidroeléctrica, propietaria de varias plantas a 
lo largo de un sistema de embalses en cascada, operando en mercados de 
electricidad de corto plazo. El análisis se realiza a partir de una detallada 
representación del parque de generación hidroeléctrica en el contexto del 
mercado diario en la bolsa de energía. Este enfoque es particularmente 
atractivo debido al gran interés presente en la mayoría de diseños de mercados 
mayoristas de electricidad donde se pretende fortalecer la competencia, para lo 
cual, además del ingreso de nuevas empresas generadoras, es indispensable 
el diseño y la implementación de mecanismos que permitan incrementar la 
eficiencia técnica, además de la eficiencia económica, de las plantas de 
generación.  
 
El propósito fundamental de esta tesis doctoral es el desarrollo de una 
metodología de apoyo a la toma de decisiones para la optimización de la 
operación y la evaluación de la eficiencia técnica de una empresa de 
generación hidroeléctrica en mercados de electricidad de corto plazo. Esta 
metodología se expresa como un conjunto de algoritmos implementados en 
prototipos de software que se aplican a varios casos de estudio, uno de ellos a 
una cadena hidráulica del Sistema Eléctrico Colombiano. La metodología 
desarrollada permitirá la adecuada representación de la eficiencia técnica de 
una unidad de generación hidroeléctrica como una función de la cabeza neta y 
la descarga de agua a la turbina y, por lo tanto, la potencia de salida de la 
unidad de generación podrá expresarse como una función que permite 
considerar los efectos de la cabeza variable.  
 
Se desarrolla un algoritmo adecuado para la evaluación de la eficiencia técnica 
de una unidad de generación hidroeléctrica en función de su descarga, para 
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una determinada cabeza neta del embalse asociado. Se desarrolla un modelo 
de optimización basado en la Programación No Lineal Entera Mixta, PNLEM, 
para la solución del problema programación de la operación hidroeléctrica de 
manera integrada que, en este contexto, está relacionado con tres problemas 
clásicos de los mercados de elerctricidad, a saber:  
 
- La asignación de las unidades de generación considerando su 
encendido y apagado, problema conocido como Unit Commitment que 
ha sido bien desarrollado para la generación termoeléctrica pero no 
tanto para la generación hidroelectrica. 
 
- El Despacho Económico, a máxima eficiencia, de una Unidad de  
Generación Hidroeléctrica, problema relacionado con la pregunta de 
cuánto deben generar las unidades en funcionamiento. 
 
- El Diseño de Ofertas a la Bolsa de Energía para el mercado del día 
siguiente, problema que en esta tesis se resuelve parcialmente con 
respecto a las cantidades óptimas que debe ofertar una empresa de 
generación hidroeléctrica tomadora de precios, esto es, no tiene 
capacidad de afectar con sus decisiones el precio del mercado. 
 
Con respecto al criterio de optimización, en los sistemas monopólicos 
centralizados el objetivo era minimizar el costo total esperado de la operación 
del sistema durante todo el horizonte de programación, en los sistemas de 
mercados en competencia cada empresa de generación tiene como principal 
objetivo la maximización de sus propios beneficios. En esta tesis doctoral se 
desarrolló, como una alternativa adicional o complementaria, un nuevo ciriterio 
de optimización: la maximización de la eficiencia técnica en la generación 
hidroeléctrica. Mediante la consideración de este nuevo criterio se pretende 
optimizar la utilización de los recursos hidroeléctricos en la operación del 
sistema.   
 
Para la elaboración y presentación de este documento se utiliza la estructura 
que se datalla a continuación. 
 
En el capítulo 1 se aborda el contexto de esta investigación desde el punto de 
vista de los aspectos más significativos de la operación de una empresa de 
generación hidroeléctrica en mercados de corto plazo. Se presenta la evolución 
de los mercados de electricidad que son son cada vez más competitivos y 
sofisticados, por lo cual los agentes requieren nuevos enfoques y mejores 
herramientas de optimización para el desarrollo de sus actividades que les 
permitan ser cada vez más competitivos. En esta tesis doctoral se considera, 
de manera explícita, el efecto de la cabeza variable en la eficiencia técnica de 
las unidades de generación hidroeléctrica. 
 
En el capítulo 2 se describe el aspecto central de esta investigación 
relacionado con la evaluación de la eficiencia técnica en la generación 
hidroeléctrica, iniciando con la función de producción y haciendo énfasis en el 
problema de la cabeza variable.  Este problema ha sido poco tratado en los 
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trabajos relacionados con la operación de sistemas hidroeléctricos, 
posiblemente para evitar las no linealidades y otras complejidades matemáticas 
involucradas en su solución. En esta investigación se analiza la importancia de 
un detallado modelamiento del comportamiento de las unidades de generación 
hidroeléctrica para lograr una mejor representación del sistema y obtener unos 
resultados más exactos. Se aborda el problema de la estimación de la función 
de producción de una unidad de generación hidroeléctrica en una planta con un 
embalse regulador.  
 
El tema del capítulo 3 es el problema de investigación, su delimitación, su 
justificación y sus objetivos, general y específicos.  
 
En el capítulo 4 se desarrolla un modelo de Programación No Lineal Entera 
Mixta, PNLEM, para maximizar el beneficio de la operación de una empresa de 
generación hidroeléctrica propietaria de un sistema de embalses en cascada a 
lo largo de una cuenca hidrográfica operando en mercados de corto plazo. Se 
presenta una propuesta metodológica y se desarrolla la formulación de un 
modelo de optimización para la operación integrada de una serie de plantas 
hidroeléctricas a lo largo de un sistema de embalses en cascada. Se discuten 
las estrategias y los métodos de solución del problema de PNLEM. 
 
En el capitulo 5 se muestra una aplicación del modelo a un sistema de 
embalses en cascada a lo largo de la cuenca del rio Duero en España. 
 
En el capítulo 6 se presenta una aplicación del modelo desarrollado a un sub-
sistema hidroeléctrico del Sistema Eléctrico Colombiano, SEC, perteneciente a 
la cuenca del río Porce.   
 
En el capítulo 7 se presentan las principales conclusiones de la investigación y 
el trabajo futuro, así como los aportes más significativos logrados durante el 
desarrollo de este trabajo    
 
Finalmente, se presentan las principales referencias bibliográficas utilizadas 
como soporte para esta tesis doctoral y los anexos. 
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1. OPERACIÓN DE UNA EMPRESA DE GENERACIÓN 
HIDROELÉCTRICA EN MERCADOS DE CORTO PLAZO 
 
 
1.1   Introducción 
 
En la actualidad, se presenta una gran variedad de enfoques adoptados por las 
autoridades regulatorias y los gobiernos alrededor del mundo para introducir la 
competencia en la oferta mayorista de electricidad. Por lo tanto, podría ser muy 
difícil, si no imposible, identificar un marco general que incluya todos estos 
enfoques. Sin embargo, es necesario delimitar un esquema adecuado que 
permita especificar las características consideradas para el desarrollo de estos 
mercados a nivel nacional, incluyendo las instituciones, los agentes, los 
mecanismos y las reglas que gobiernan el mercado spot. De esta manera 
podría entenderse el contexto donde se encuentran los problemas 
considerados y las hipótesis bajo las cuales se proponen las soluciones, donde 
juega un papel prioritario el análisis de la eficiencia técnica.   
  
En este contexto, el horizonte de tiempo de las decisiones puede ser 
clasificado en tres niveles. En el nivel estratégico se toman decisiones como 
alianzas estratégicas, inversiones de capital y contratos de venta de 
electricidad a largo plazo. A nivel táctico las decisiones están relacionadas, por 
ejemplo, con programas de mantenimiento, contratos de combustibles, o 
ventas de energía a mediano plazo, mediante contratos bilaterales (Dyner y 
Larsen, 2001). En el nivel operacional, las decisiones de corto plazo están 
asociadas con la asignación de unidades de generación (encendido y 
apagado), niveles de producción y diseño de estrategias de ofertas, de precios 
y cantidades, para someter a los diferentes mecanismos del mercado en la 
bolsa de energía. 
       
En los esquemas utilizados para abordar estos problemas, generalmente se 
parte de un enfoque agregado de largo plazo y se consideran unas “señales” 
económicas o consignas que viajan del largo hacia el corto plazo, tales como 
los volúmenes de agua que deben almacenarse en los embalses o las 
descargas de recursos hidráulicos necesarias para la generación de 
electricidad. Mediante el desarrollo de esta investigación se propone y aplica un 
enfoque complementario considerando „señales‟ que viajen del corto hacia el 
medio plazo, que permitan realizar ajustes de las citadas señales de mediano y 
de largo plazo, de tal manera que sea posible disponer de información adicional 
para una adecuada y oportuna toma de decisiones operativas, especialmente 
para el diseño de las cantidades a ofertar en el mercado del día siguiente.   
 
La supervivencia de las empresas en el largo plazo está determinada por su 
rapidez para reaccionar ante los cambios del mercado y por su capacidad de 
aprendizaje y adaptación para asimilarlos y corregir sus acciones encaminadas 
al logro de los objetivos de la empresa (Van der Heijden, Bradfield, G. Burt y 
Wright, 2002). La administración eficaz de los mercados de electricidad 
requiere el conocimiento y la aplicación de metodologías y herramientas 
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adecuadas que permitan a los agentes responsables, el apropiado monitoreo y 
seguimiento de su operación para entender y enfrentar las transformaciones 
actuales y potenciales y para realizar una oportuna toma de decisiones con el 
propósito de obtener logros de eficiencia técnica y económica.  
 
En el nuevo ambiente de mercados en competencia, es necesario responder 
preguntas del siguiente tipo:  
 
Seguirán teniendo validez los problemas formulados bajo el anterior esquema 
de los mercados de electricidad? O, será necesario reformularlos debido a su 
reestructuración? 
 
Seguirán siendo válidos los anteriores objetivos del sector? O, será necesario 
actualizarlos? 
  
Cuál es el nuevo rol de los diferentes agentes, especialmente de las empresas 
de generación de electricidad? 
 
Las metodologías y modelos que han sido utilizados tradicionalmente en buena 
parte de las entidades del sector, seguirán teniendo validez? Será suficiente 
realizar algunos ajustes? O, serán necesarias nuevas herramientas y técnicas 
para la adecuada solución de los distintos problemas relacionados con la 
programación y operación de los sistemas?    
       
A partir de un adecuado entendimiento de los sistemas de electricidad en 
mercados en competencia y del rol de cada uno de los agentes, es necesaria la 
definición de un adecuado enfoque de análisis, además del conocimiento y la 
selección de las herramientas y metodologías más adecuadas para su 
modelado y para la toma de decisiones que permita el cumplimiento de los 
objetivos previamente establecidos. 
 
Debido a la gran componente de incertidumbre, presente en estos mercados de 
electricidad, y a las necesarias consideraciones de confiabilidad para la toma 
de decisiones útiles en la operación de los sistemas reales, se considera 
conveniente incluir en estos análisis algunos enfoques y herramientas de corto 
plazo que permitan la evaluación y mejoramiento de la eficiencia técnica de las 
empresas de generación.         
 
En el presente trabajo se investiga, en detalle, la pertinencia de la aplicación de 
estas metodologías en las actuales estructuras de los mercados de electricidad 
en ambientes de competencia, particularmente en las actividades de 
generación hidroeléctrica, donde las empresas generadoras tienen como 
objetivo la maximización de sus beneficios y los consumidores, la maximización 
de su función de utilidad. El regulador tiene como función principal garantizar 
las reglas de funcionamiento del mercado de tal manera que éste sea 
transparente y permita satisfacer las necesidades de los consumidores en el 
largo plazo, con altos niveles de calidad y seguridad, además de la eficiencia 
económica. 
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Los principales temas  que se abordan  en este capítulo son: 
 
- Caracterización sistemática, ordenada, coherente y concisa de la operación 
de los sistemas de generación de electricidad en mercados competitivos de 
corto plazo, con el fin de presentar un marco unificador que permita entender el 
funcionamiento del sistema de generación hidroeléctrica, ya que este es un 
insumo fundamental para su optimización. 
 
- Análisis crítico de los principales problemas reportados en la literatura 
relacionados con la operación de los sistemas de generación hidroeléctrica y 
las metodologías utilizadas para su solución. 
 
- Análisis y síntesis de las diferentes complejidades involucradas en la 
operación y programación de una central hidroeléctrica, relacionadas tanto con 
sus aspectos técnicos como con la disponibilidad y uso de los recursos 
hidráulicos. 
 
 
1.2   Evolución de los mercados de electricidad 
 
La electricidad es uno de los soportes fundamentales para el desarrollo y  la 
industrialización de los países. Una de las principales metas estratégicas de 
una sociedad es garantizar la provisión de electricidad en el mediano y el largo 
plazo, con altos niveles de calidad y confiabilidad, de una manera eficiente. 
Este ha sido uno de los factores claves que ha motivado la reestructuración y la 
liberalización de los sectores de electricidad. En los mercados liberalizados, el 
marco regulatorio pretende propiciar que las inversiones en capacidad de 
generación se presenten de manera  oportuna y eficiente.  
        
En los esquemas anteriores, algunas entidades gubernamentales eran las 
encargadas de asegurar la oferta de electricidad a largo plazo.  En los sistemas 
monopólicos regulados, para tal fin, se realizaba una planeación centralizada 
de la expansión de la capacidad instalada de generación. Después de la 
introducción del esquema de mercados, el regulador típicamente ha 
conservado la responsabilidad de asegurar la oferta de largo plazo a través del 
diseño de reglas del mercado que provean suficientes incentivos para 
incrementar el desarrollo de tal capacidad instalada de generación. 
 
Los mercados de electricidad fueron estructurados en diferentes países como 
monopolios naturales con el propósito de proteger y controlar los precios 
pagados por los usuarios, debido a su gran impacto sobre los costos de 
muchos bienes y servicios (Stoft, 2002).  
 
Mediante una organización monopólica centralizada, de este tipo, se buscan 
básicamente tres ventajas: 
 
• Economías de escala, reduciendo significativamente los costos de 
generación, mediante la construcción de grandes plantas generadoras (Stoft, 
2002). 
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• Ganancias en la eficiencia del sistema de generación por su operación 
centralizada, que no podrían alcanzarse con plantas operadas de forma 
independiente (Stoft, 2002). 
 
• Facilidades para el cubrimiento de los costos de transmisión y distribución que 
generalmente son muy elevados y difícilmente podrían ser atendidos por 
empresas privadas (Beggs, 2002). 
 
No obstante, muchos de estos sistemas monopólicos centralizados fracasaron 
en varios países, donde algunas empresas del sector de potencia eléctrica 
llegaron a condiciones críticas, con racionamientos de electricidad y déficit de 
inversión en capacidad de generación. Una de las principales causas de estas 
crisis se debe a la ineficiente operación de las empresas con sobrecostos, 
pagados por el consumidor final, en detrimento de las economías nacionales 
(Dyner, 1998; del Sol, 2002; Jaccard, 1995; Sanclemente, 1993; OLADE, 
1991). Estas ineficiencias, por lo general, están asociadas con decisiones 
políticas donde los criterios de eficiencia y calidad del servicio pasan a un 
segundo plano (Newbery, 2002). Por lo tanto, se consideró necesario tratar de 
incrementar la eficiencia de la industria y atraer capital privado (Barker et al, 
1994). Una gran cantidad de países alrededor del mundo establecieron 
directrices orientadas a la reestructuración de la industria eléctrica y a la 
liberación de los mercados de electricidad. 
 
Sin embargo, para garantizar la adecuada prestación del servicio de 
electricidad, los mercados regulados presentan dos objetivos en conflicto, así: 
el regulador debe ofrecer incentivos a los generadores para que operen en el 
corto plazo a precios tan bajos como sería posible en los mercados 
competitivos pero, además, debe minimizar los costos promedio de generación 
del sistema en el largo plazo. Como es imposible que el regulador pueda 
cumplir estos dos objetivos simultáneamente (Stoft, 2002), se han buscado 
nuevas estructuras de mercados que operen de manera más eficiente. 
 
Durante las últimas décadas se ha observado una creciente desregulación y 
liberalización en la mayoría de las áreas de negocios, con sus consecuentes 
impactos en todos los sectores involucrados y su significativo y permanente 
cambio en las condiciones competitivas (Beesley, 1992; Vietor, 1994; Vogel, 
1996; Steiner, 2000). Los mayores cambios resultantes de este proceso de 
desregulación, probablemente han tenido lugar en el sector de servicios 
públicos donde se ha observado un movimiento de empresas del tipo 
monopolio centralizado hacia industrias competitivas. En este sector, los 
procesos se iniciaron en el área de telecomunicaciones, continuaron en 
electricidad y gas, y en alguna medida en los sistemas de acueducto 
(Armstrong, et al., 1994). Esta desregulación en los servicios públicos ha 
llegado a casi todas las áreas de las empresas involucradas desde los niveles 
operativos y financieros hasta la planeación y la estrategia (Larsen and Bunn, 
1999; Lomi and Larsen, 1999). Algunos casos donde se crean mercados de 
electricidad con características específicas muy diferentes de los mercados 
financieros tradicionales son presentados por Midttun (1997), Dyner y García 
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(2000), Bakos (2001), Baer y Coes (2001), Pineau (2002), del Sol (2002), 
Tishler, Woo y Lloyd (2002), Newbery (2002), Banfi, Filippini y Luchsinger 
(2002) y Dyner, Arango y Larsen (2003).  
 
Estos procesos de liberalización y desregulación en los mercados de 
electricidad buscan,  entre otros, la eficiencia económica introducida mediante 
el esquema de libre competencia y la desintegración vertical de la industria, 
incentivando la participación de los agentes privados en las actividades de 
generación, transporte, distribución y comercialización (Bunn, 1998) y la 
operación eficiente de las empresas que le permitan obtener beneficios 
económicos y, a la vez, reducir los precios para el consumidor final. Los 
mecanismos de libre competencia obligan a la disminución de los costos de 
generación de corto plazo e incentivan la caída de los costos promedio de 
generación de largo plazo. En este nuevo esquema, además de la liberación de 
los recursos usados para el sostenimiento del monopolio estatal, el Estado 
asume el rol de agente regulador encargado de garantizar la adecuada 
prestación del servicio de electricidad, mediante el mantenimiento de unas 
reglas de mercado claras que incentiven la participación de los agentes 
privados en el sector eléctrico y garanticen las condiciones necesarias para la 
libre competencia (Krause, 1995; Moya, 2002). 
 
La liberalización de la industria de la electricidad se fundamenta en la 
separación de las actividades de negocio en el mercado, de tal manera que 
cada agente actúa de forma descentralizada y bajo sus propios intereses; de 
esta forma, las empresas generadoras tratan de recobrar sus costos de 
operación y los retornos de las inversiones, para lo cual ajustan sus ofertas y 
precios de contratos de acuerdo con sus estrategias comerciales (Hong y Lee, 
2005). 
La desregulación de estos mercados puede ser considerada como un proceso 
que crea incertidumbre (Dyner and Larsen, 2001), donde algunos parámetros 
suelen volverse inciertos o adquirir comportamientos variables. Los precios 
mensuales promedio de la electricidad en Colombia, antes y después de la 
desregulación, empezaron a fluctuar no solamente durante el día y la semana 
sino también con las estaciones (inverno/verano) y con las condiciones 
climatológicas (cantidad de lluvias). Desde 1990 hasta 1995, año en que se 
presentó la desregulación, hubo un incremento constante en el precio de la 
electricidad cuando era basado en los costos marginales de largo plazo de un 
plan de expansión óptima, donde los proyectos más baratos eran emprendidos 
primero. Después de la desregulación, el precio ha sido extremadamente 
volátil, mostrando variaciones que van desde 0.02 hasta un máximo de 0.18 
USD/kWh, una diferencia de 800% en un período de cuatro años.  
En el caso particular de Colombia, la anterior es una situación  extrema 
coincidente con las condiciones climatológicas ocurridas durante el periodo 
conocidas como el evento “El Niño”, fenómeno que  consiste en un 
calentamiento de las aguas del Pacífico cerca de las costas de América del Sur 
por un cambio en los regímenes de viento que ocurre con una frecuencia de 2 
a 7 años y que tiene una gran influencia en el comportamiento del clima en 
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diversos lugares del mundo, especialmente en América, Australia, África y Asia 
(Mesa, 2006). Sin embargo, en muchos países también se han observado 
variaciones significativas como en Noruega (Gronheit et al., 1998) y en 
California (Chi-Keung, Debra y Asher, 2003). En este país, como consecuencia 
del fenómeno de “El niño”, en el año 2009 la demanda de energía eléctrica 
aumentó un 1,86%, con respecto a la del año 2008, debido en gran medida a 
los altos consumos en el sector residencial como resultado de las altas 
temperaturas. La generación térmica tuvo un incremento del 87,3%, mientras 
que la hidraúlica disminuyó en un 11%. El precio en bolsa presentó un 
incremento promedio del 56% al pasar de 89,14 a 139,57 $/kWh y el precio de 
los contratos bilaterales subió un 18% pasando de 88.78 a 104.74 $/kWh. 
Otros factores que podrían incrementar la incertidumbre del proceso de 
planeación son el creciente poder del consumidor, especialmente de grandes 
usuarios industriales bien informados, y del regulador que podría asumir una 
política dura con la industria desregulada, para proteger a los pequeños 
usuarios.  En el Reino Unido, muchos clientes han cambiado de proveedor 
(Phillips, 1995); hasta 100.000 consumidores por semana lo hicieron después 
de que el mercado llegó a ser completamente competitivo (OFGEM, 2000). 
Dyner and Larsen (2001) relacionan el riesgo de los recursos comprometidos y 
la incertidumbre del entorno para varios tipos de industria. En las monopólicas, 
de bajo riesgo y baja incertidumbre, cuando se comprometen recursos, casi 
siempre se tiene la seguridad de recuperar cualquier inversión (financiera o no).  
En los servicios públicos desregulados, de alto riesgo y alta incertidumbre, se 
presenta un cambio de un entorno “seguro” a otro “inseguro”, lo cual es la 
principal razón para considerar nuevos métodos de planeación y diseño de 
estrategias.  
 
Los procesos de liberalización de los mercados de electricidad se han llevado a 
cabo en diversos países alrededor del mundo y con diferentes niveles de 
profundización (Soto, 1999; Littlechild, 2001; Sioshansi, 2001; Sioshansi, 2002). 
El Reino Unido ha propuesto la desregulación hasta el nivel de usuario final 
(Reino Unido, OFGEM, 2002), mientras que algunos países se encuentran en 
procesos de discusión al respecto, y la mayoría de ellos están en etapas 
intermedias.  
 
En América Latina, durante las dos últimas décadas, se ha presentado la 
desregulación y la re-estructuración del sector de electricidad y la creación de 
mercados eléctricos competitivos, cuyo objetivo es ofrecer condiciones de libre 
competencia basada en los costos marginales de generación (Hammons, 
Rudnick & Barroso, 2002). Como consecuencia de estos procesos, la 
privatización de las empresas de generación y comercialización se ha 
extendido por toda la región acabando con los subsidios estatales y mejorando 
la eficiencia y rentabilidad de estas actividades. Chile, en 1982, se convirtió en 
pionero a nivel mundial al introducir reformas orientadas al mercado de 
electricidad (IADB, 1999). Lo siguieron El Reino Unido y Noruega (Midttun, 
1987) y otros países europeos y americanos (Phillips, 1995; Larsen and Bunn, 
1999), así como Australia y Nueva Zelanda (Vickers and Yarrow, 1994; 
Littlechild, 1994). Luego, este tipo de reformas se presentaron en Argentina 
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durante 1992, en Perú en 1993, en Bolivia y Colombia en 1994, y en los países 
centroamericanos en 1997. En años recientes, México inició acciones hacia la 
desregulación de sus mercados. En la actualidad, se están dando pasos 
significativos hacia la creación de un mercado regional latinoamericano 
(Maldonado y Palma,  2004), aunque algunos países latinoamericanos como 
Venezuela, Ecuador y Bolivia puedan estar dando marcha atrás en sus 
reformas. 
 
Los cambios implantados estaban relacionados fundamentalmente con los 
aspectos citados a continuación (Armstrong, et al. 1994; Phillips, 1995). 
 
- Eliminación de la integración vertical, separando los negocios de   
  transmisión, distribución y generación. En algunos casos se creó el 
  concepto de comercializador. 
- Introducción de la competencia en la industria eléctrica en los casos  
  donde esto es posible. 
- Promoción de la inversión privada y la privatización de las compañías  
  estatales. 
- Promoción de la eficiencia y la innovación en la industria (Bunn, 1998). 
- Dedicación del gobierno a la regulación de la industria y, en algunos  
  casos, al planeamiento indicativo de la expansión. 
 
En algunos países de América Latina y el Caribe, el nivel de progreso en las 
reformas del mercado de electricidad puede analizarse según la participación 
de las tres firmas más grandes en las actividades de generación, transmisión y 
comercialización. Con respecto a la generación, la mayor concentración se 
encuentra en países como Costa Rica, Paraguay, Perú, Uruguay y Trinidad y 
Tobago con una participación del 100% de las tres firmas más grandes. Las 
menores concentraciones están en Argentina (30%) y Brasil (40%), mientras 
que Chile, Colombia, República Dominicana y Ecuador presentan una 
concentración del 50%, aproximadamente. Estas cifras muestran las 
posibilidades existentes para el desarrollo de otras empresas de generación de 
energía eléctrica en distintos países (Espinasa, 2001). 
 
En Colombia, como en la mayoría de los países de Suramérica y en Noruega, 
la generación de energía eléctrica es altamente dominada por sistemas 
hidroeléctricos. La incertidumbre de la hidrología futura se ve reflejada en los 
precios de la energía eléctrica. En el país, la componente hidráulica del parque 
generador representa un 66.9% del total (UPME, 2010). La gran variabilidad en 
la hidrología colombiana se ve incrementada por la estacionalidad del sistema y 
por fenómenos climatológicos como “El Niño” y “La Niña”, ejemplos evidentes 
de las oscilaciones climáticas globales. “La Niña” se caracteriza por 
temperaturas frías y perdurables que también producen cambios a gran escala 
en los vientos atmosféricos sobre el Océano Pacífico Tropical, incluyendo un 
incremento en la intensidad de los vientos Alisios. Los eventos cálido, “El Niño”, 
y frío, “La Niña”, forman parte de un ciclo conocido como “El Niño Oscilación 
del Sur”, ENSO, que tiene un período medio de duración aproximado de cuatro 
años pero con alta variabilidad: en el registro histórico se tienen períodos con 
variación entre 2 y 7 años (Mesa, 2006).  
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En este nuevo ambiente, en Colombia se incentiva la construcción de plantas 
eficientes y la adecuada valoración de sus costos de producción ya que el 
regulador está comprometido con el desarrollo de un mercado altamente 
competitivo (Congreso de la República de Colombia, Ley 143, 1994). De esta 
manera, en un esquema de mercado basado en ofertas y despacho por orden 
de mérito, los costos de producción de los generadores deben bajar a niveles 
mínimos para garantizar su supervivencia en el mercado, dado que si un 
generador no tiene precios competitivos, no será despachado. 
 
Además de la baja capacidad de regulación de algunos embalses, el mercado 
exhibe precios de bolsa deprimidos durante prolongados períodos de tiempo 
que pueden hacer difícil el cubrimiento de los costos en forma adecuada. Por 
otro lado, la capacidad de generación de electricidad ha aumentado a mayores 
tasas que la demanda; por lo tanto, el incremento en la competencia exige 
mayor eficiencia de los generadores para poderse mantener en el mercado. 
     
Los actuales mercados de electricidad, aunque con algunas variantes, 
presentan un modelo estándar que incluye las siguientes características: La 
generación y la comercialización son realizadas por agentes en condiciones de 
libre competencia. El  transporte (transmisión y distribución) es considerado, 
por sus características propias, como un monopolio natural. En el modelo de 
mercados regulados, esta actividad es normalmente efectuada por un agente 
privado, sometido a la supervisión y control del estado para garantizar el 
suministro al usuario final, con criterios de eficiencia económica, satisfaciendo 
los requerimientos de calidad y continuidad del servicio y la confiabilidad del 
sistema. La comercialización es efectuada por agentes que compran y venden 
electricidad libremente en una bolsa de energía o que realizan contratos 
bilaterales de largo plazo. Mediante un esquema de este tipo, Inglaterra, 
durante la década de los años noventa, logró disminuir sus costos de 
generación aproximadamente en un 50% (OFGEM, 2002). 
 
En la mayoría de los mercados de electricidad, a nivel mundial, la coordinación 
y el despacho se realizan a través  de un operador independiente del sistema 
de generación. En Colombia, estas actividades son realizadas desde el año 
1995 por Interconexión Eléctrica S.A., ISA, inicialmente por una de sus 
dependencias,  el Centro Nacional de Despacho, CND, y desde el año 2005 
por la compañía “Expertos en Mercados”, XM, creada como filial de ISA en el 
año 2004 (ISA, 2010).  
 
El tema de interés en esta investigación es el problema de la operación de una 
empresa de generación hidroeléctrica en mercados de corto plazo. En el 
próximo apartado se enfoca el análisis de la componente relacionada con el 
problema de Coordinación Hidrotérmica de Corto Plazo. 
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1.3   El problema de coordinación  hidrotérmica de corto plazo 
 
En un sistema de planeación centralizada, el problema de Coordinación 
Hidrotérmica de Corto Plazo es concebido como un problema complejo, de 
optimización dinámica estocástica, a gran escala, acoplado en tiempo y 
espacio, que presenta las siguientes características: multi-embalse, ya que su 
objetivo es optimizar la generación en sistemas con múltiples embalses 
interconectados; multi-período, con interrelación entre etapas, debido a la 
limitada capacidad de almacenamiento de agua en los embalses, en la mayoría 
de los casos; estocástico, ya que por la gran variabilidad de la hidrología en el 
tiempo, se requieren pronósticos de mediano y de largo plazo para los flujos de 
entrada de agua a los embalses. La solución de este problema tiene como 
objetivo encontrar la estrategia de operación óptima del sistema, es decir, 
determinar la magnitud de generación de electricidad de cada una de las 
plantas, hidráulicas y térmicas, en cada período de tiempo, con el mínimo costo 
total esperado para todo el horizonte de planeación. 
 
La limitada disponibilidad de energía hidroeléctrica almacenada en los 
embalses, implica una dependencia temporal entre la decisión de operación 
presente y los costos operativos futuros. De esta manera, como se muestra en 
la Figura 1.1 si se hace un uso intensivo en el presente de las reservas de 
energía hidroeléctrica, con el objetivo de minimizar los costos térmicos, pero en 
el futuro las afluencias hidrológicas se reducen significativamente, podría 
incurrirse en grandes costos de generación térmica para tratar de evitar un 
racionamiento más costoso. Por el contrario, si se preservan las reservas de 
energía hidroeléctrica mediante un mayor uso de la generación térmica, pero 
las afluencias futuras son mayores de lo esperado, podría ser necesario 
realizar vertimientos, con un desperdicio de energía y por lo tanto con un 
incremento en los costos operativos.    
 
 
Figura 1.1  Procesos de decisión en sistemas hidrotérmicos 
Fuente:       Pereira y Pinto (1985) 
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De manera general y según las consideraciones anteriores, el problema de 
Coordinación Hidrotérmica de Corto Plazo puede representarse como se 
enuncia a continuación. 
 
Función objetivo. Minimizar el costo total esperado de la operación del 
sistema para todo el horizonte de planeación. 
 
Sujeto a: 
 
- Restricciones de balance hídrico temporal y espacial: Una ecuación de 
balance de agua para cada embalse en cada período de tiempo, incluyendo las 
relaciones apropiadas para representar las interconexiones entre éstos. Cada 
ecuación de transición de estado relaciona dos períodos consecutivos del 
horizonte de planeación, donde el volumen de agua en cada embalse al final de 
cada período es igual al volumen inicial más las entradas (descargas de otros 
embalses interconectados y afluencias hidrológicas) menos las salidas 
(descargas de agua para las turbinas y vertimientos). La evaporación se 
considera despreciable en esta investigación, como se hace en la mayoría de 
estudios en este contexto. 
 
- Restricciones técnicas de generación: Restricciones sobre las 
características técnicas de las componentes del sistema tales como límites de 
almacenamiento de agua en los embalses, capacidad de las plantas y de las 
unidades de generación hidroeléctrica, rampas de subida y de bajada de las 
plantas térmicas y límites mínimo y máximo para la descarga de agua a las 
unidades y para la generación de potencia.  
 
- Restricciones técnicas de la red de transmisión: El sistema de transmisión 
está conformado por las redes y mecanismos físicos para conducir la 
electricidad desde las plantas de generación hasta los centros de consumo. La 
capacidad y los límites térmicos y de estabilidad de las líneas de transmisión 
imponen restricciones sobre la generación efectiva de las unidades de 
generación. Además, algunas plantas de generación (conocidas como must-
run) deben operar para garantizar la estabilidad del sistema de transmisión 
independientemente de sus costos.  
 
- Satisfacción de la demanda: Esta restricción no se considera de manera 
explícita en la presente investigación ya que en los mercados eléctricos en 
esquemas de competencia, las empresas de generación hidroeléctrica no están 
obligadas a satisfacer requerimientos específicos de demanda durante 
determinados períodos de tiempo y, por el contrario, podrían almacenar el agua 
para utilizarla en el futuro, si de esta manera pudieran obtener mayores 
beneficios.  
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Estructura general del problema de coordinación hidrotérmica de corto 
plazo 
 
La estructura general del problema de Coordinación Hidrotérmica de Corto 
Plazo puede representarse mediante la Figura 1.2, donde se observa un 
acoplamiento tanto espacial como temporal. Así, para la planta i, i = 1 …, N, 
durante el período de tiempo t, t = 1, 2, …, T,  se muestran las entradas, 
compuestas por el volumen inicial del embalse,  Vit, y las afluencias 
hidrológicas, Ait, y las salidas conformadas por el volumen final del embalse,  
Vi,t+1, y las decisiones tomadas durante este período que corresponden a dos 
componentes, a saber, la descarga de agua para la generación de electricidad, 
Qit, y los vertimientos,  Sit, por la limitada capacidad de almacenamiento de 
agua en los embalses. 
 
La función objetivo, en el caso de minimización de costos, es no lineal y no 
separable (Pereira y Pinto, 1985). La característica fundamental de un sistema 
de generación hidroeléctrica es utilizar la energía potencial del agua 
almacenada en los embalses para generar electricidad, evitando los gastos en 
combustibles de otro tipo de unidades como termoeléctricas y nucleares. Para 
la estimación de los costos de generación hidroeléctrica, generalmente se 
realiza una valoración del recurso agua, considerando su costo de oportunidad 
como el ahorro en combustible de una generación térmica evitada o como el 
costo de racionamiento. 
 
 
 
Figura 1.2   Estructura general del problema de Coordinación Hidrotérmica de   
                   Corto Plazo para la planta i,  i = 1,…, N, en el periodo t,                     
                    t = 1,…T. 
 
Donde se usa la siguiente nomenclatura: 
 
Ait:    Afluencias hidrológicas al embalse i en el período t 
Qit:    Descarga a la planta i en el período t 
Sit:    Vertimiento del embalse i en el período t 
Vit:    Volumen inicial del embalse i en el período t 
Vi t+1: Volumen final del embalse i en el período t 
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El precio de corto plazo de la electricidad, para cada periodo de tiempo, puede 
obtenerse por la intersección de las curvas de oferta y demanda. La curva de 
demanda se considera inelástica en el corto plazo y, por lo tanto, puede 
representase con una línea vertical, como en la Figura 1.3, indicando que el 
demandante está dispuesto a pagar precios muy altos por la electricidad 
requerida. La curva de oferta, para plantas térmicas puede estimarse mediante 
un ordenamiento por mérito económico de los recursos de generación de 
acuerdo con los precios ofertados; en un mercado de competencia perfecta, 
este precio sería igual al costo marginal de operación. Sin embargo, ya que no 
es posible el almacenamiento de grandes cantidades de electricidad a bajos 
costos, las curvas de oferta siguen un comportamiento más complejo en 
sistemas altamente dependientes de la hidrología donde la generación se basa 
principalmente en plantas hidráulicas. En este caso, es necesario considerar el 
acoplamiento temporal de los volúmenes de agua almacenada en los embalses 
entre dos períodos consecutivos.      
        
De esta manera, si se decidiera generar en el periodo actual toda la energía 
posible con el agua almacenada en los embalses, el precio spot de la 
electricidad sería bajo, ya que se minimizaría la utilización de las plantas 
térmicas; sin embargo, los recursos hidráulicos usados para la generación 
actual no estarían disponibles durante los periodos siguientes, y de este modo 
aumentaría el costo futuro de generación y, por lo tanto, el valor presente de 
los costos de generación del sistema. De otro lado, podrían almacenarse en el 
período actual todos los recursos hidráulicos de los embalses, atendiendo la 
demanda mediante la generación térmica,   para usar el agua embalsada en 
periodos futuros. En este último caso, la electricidad sería costosa en la 
actualidad pero se esperaría su disminución en los siguientes períodos. No 
obstante, por la abundancia de agua, podrían presentarse vertimientos 
haciendo no óptima la operación del sistema y, por lo tanto, aumentando el 
precio de la electricidad. Mediante estas consideraciones, es posible expresar 
tanto el costo de operación actual del sistema como su costo de operación 
futura en función de la energía almacenada en el embalse equivalente. El punto 
óptimo de composición de la oferta se obtiene como el mínimo costo total de 
operación. 
 
La política de despacho óptima considera las consecuencias económicas de 
combinar múltiples alternativas de almacenamiento de agua en los embalses y 
varios escenarios hidrológicos futuros tal como puede observarse en la Figura 
1.3. De la información contenida en esta figura puede concluirse que para 
tomar una decisión adecuada con respecto a la utilización del recurso hídrico, 
debe hacerse una comparación de los costos de generación de electricidad 
considerando el uso inmediato del agua y teniendo en cuenta el costo futuro 
que resulta de su almacenamiento. En esta Figura 1.3 se muestra, además, la 
Función de Costos Inmediatos, FCI, y la Función de Costos Futuros, FCF, de la 
generación hidroeléctrica según la decisión que se tome con respecto a las 
descargas de agua. Estos costos se miden según el volumen de agua en el 
embalse al final del período en cuestión (Pereira y Pinto, 1985). 
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Figura 1.3   Relación oferta-demanda 
Fuente:        Adaptada de Velásquez (2008) 
 
 18 
 
 
En esta investigación se aborda el problema de la operación de una empresa 
de generación hidroeléctrica en mercados de corto plazo; por lo tanto, a partir 
de este momento, se desarrollará en más detalle la componente relacionada 
con la hidro-generación de electricidad. 
 
 
1.4   El problema de asignación de las unidades de generación hidro-
        eléctrica  
 
 
El problema de Asignación de las Unidades, en inglés Unit Commitment, UC, 
consiste en establecer, para cada período del horizonte de planeación, el 
estado de encendido o apagado de cada unidad. Es muy frecuente encontrar 
este problema integrado con el Despacho Económico; así, la solución del 
problema integrado calcula, además del estado de encendido o apagado de 
cada unidad en cada período de tiempo, el programa de generación óptima 
para las unidades comprometidas a operar durante cada período del horizonte 
de programación. 
 
Con respecto al problema de asignación de las unidades de generación 
termoeléctrica existe una gran cantidad y variedad de trabajos analizando de 
manera detallada y profunda los aspectos correspondientes a su operación y 
restricciones técnicas. Por el contrario, el problema de la asignación de las 
unidades de generación hidroeléctrica parece no haber sido abordado con el 
suficiente nivel de análisis. Esta temática ha sido estudiada, a veces a 
profundidad, para algunos problemas muy puntuales y específicos pero parece 
faltar un estudio más global con respecto a la operación y las restricciones 
técnicas de las plantas de generación hidroeléctrica, en este contexto. Es 
importante anotar que los vacíos u omisiones presentes en este campo, 
posiblemente son debidos a causas tales como la costumbre de considerar que 
los costos de encendido y apagado son insignificantes, aunque en la práctica 
podrían presentarse grandes pérdidas de agua y las unidades de generación 
hidroeléctrica podrían sufrir desgastes significativos al ser encendidas y 
apagadas con demasiada frecuencia, conduciendo a la reducción de su vida 
útil y al incremento de sus costos de mantenimiento (Arce, Ohishsi and Soares, 
2002). Además, la carencia de suficientes estudios en esta área podría ser 
explicada considerando que las causas de estos costos se presentan en los 
procedimientos de muy corto plazo pero sus efectos solo se aprecian en el 
largo plazo y por lo tanto, normalmente no suelen considerarse en ninguno de 
estos dos horizontes temporales. 
 
Nilsson and Sjelvgren (1997) estudian los costos de encendido de las unidades 
hidráulicas, mediante tres preguntas básicas, a saber: Cuáles son las causas 
del costo de arranque o de encendido? Cuáles son sus costos? Cómo afecta el 
arranque las estrategias de programación de corto plazo de los generadores? 
Con respecto a las causas de estos costos relaciona el desgaste de la 
maquinaria y de los rodamientos debido a los cambios de temperatura durante 
el encendido, por lo cual se les debe realizar un mantenimiento frecuente para 
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evitar la pérdida de su vida útil. Además de la indisponibilidad de las unidades, 
podría presentarse mal funcionamiento de los equipos de control durante el 
arranque, con los correspondientes costos de personal técnico para su 
reparación. Con relación a las pérdidas de agua durante el encendido, los 
autores discriminan los costos en tres fases según la velocidad de la unidad, 
así, desde cero hasta 90% de la velocidad nominal, desde este 90% hasta la 
velocidad nominal, y por encima de ésta. Afirman los autores que no hay un 
método común establecido para estimar el costo de arranque sino que cada 
empresa utiliza su propia forma de determinarlo. En referencia a la tercera 
pregunta, el costo del encendido puede ser considerado al hacer la 
programación mediante la cantidad máxima de arranques, por día, de cada 
unidad. 
 
Li, et al. (1997) resuelven el problema de asignación de las unidades térmicas 
por Relajación Lagrangiana, RL, y el de las unidades hidroeléctricas, al nivel de 
embalse, por programación dinámica basada en listas de prioridad, las cuales 
ayudan a reducir el número de posibles combinaciones. Combinan todas las 
unidades disponibles de las plantas hidroeléctricas en una unidad equivalente 
con una curva agregada de entrada/salida. Reasignan el flujo de agua del 
embalse aumentando su descarga en las horas en que su valor marginal es 
alto y reduciéndolo cuando éste es bajo. Actualizan el valor marginal del agua y 
repiten de nuevo la asignación de las unidades hidroeléctricas hasta cumplir el 
criterio de convergencia. Mediante restricciones dinámicas,  incluyen aspectos 
como la minimización del tiempo en que las unidades deben estar encendidas y 
apagadas, lo cual ayuda a reducir los costos de uso y de arranque. 
 
Li, Jhonson and Svoboda (1997) inician el proceso con todas las unidades 
disponibles asignadas durante el período de estudio. Esta programación inicial 
normalmente tiene exceso de reserva rodante. Con el fin de alcanzar una 
operación económica, apagan algunas unidades durante ciertos periodos. De 
acuerdo a la evaluación de unos indicadores económicos, relacionados con los 
ahorros de costo relativo, deciden cuál unidad debe apagarse primero; 
posteriormente se hace lo mismo con el resto de unidades. El procedimiento 
continúa hasta que se cumpla uno de tres criterios de parada: no sea posible 
obtener posteriores reducciones del costo, la programación de las unidades de 
dos iteraciones consecutivas permanezca sin cambio, los ahorros de costo 
relativo sean cero para todas las unidades restantes. 
 
El problema de Asignación de las Unidades de Generación Hidroeléctrica es 
abordado explícitamente en esta investigación, ya que se considera como una 
componente importante para la optimización de la operación y para la 
evaluación de la eficiencia técnica de una empresa de generación 
hidroeléctrica. Este problema puede ser concebido de manera independiente 
para determinar la auto-programación o despacho interno, a mínimo costo, de 
una empresa de generación hidroeléctrica para el mercado del día siguiente 
(Conejo, et al, 2002). Sin embargo, también puede considerarse como uno de 
los sub-problemas de un problema de Coordinación Hidro-térmica de Corto 
Plazo resuelto por métodos de descomposición como la Relajación 
Lagrangiana, en un contexto de mercados en competencia para una empresa 
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maximizadora de beneficios o que busca la máxima eficiencia técnica en la 
operación de sus plantas de generación.  
 
 
1.5   El diseño de ofertas a la bolsa de electricidad para el mercado del día  
        siguiente  
 
Con la reestructuración de los sistemas de potencia eléctrica, los mercados han 
pasado de monopolios centralizados, integrados verticalmente, a esquemas en 
competencia (Hammons, Rudnick y Barroso, 2002). Los mercados de 
electricidad basados en bolsa se han expandido por regiones y países 
alrededor del mundo como Noruega (Habibollahzadeh y Bubenko, 1986), 
Suramérica (González y Basagoiti, 1999),  Nueva Inglaterra (Fosso et. al., 
1999) y España (Cheung et. al., 2000). Como consecuencia, sus agentes se 
han visto en la necesidad de revisar sus enfoques, estrategias y metodologías 
de formulación de políticas y toma de decisiones para lograr la eficiencia de sus 
actividades que le permitan ser cada vez más competitivos. Esta situación ha 
conducido a cambios muy profundos en los procedimientos aplicados por las 
empresas generadoras para garantizar una operación segura y eficiente, 
modificando de manera significativa la forma en que obtienen sus beneficios. 
La competencia crea nuevos mercados donde compradores y vendedores 
pueden realizar intercambios de electricidad mediante subastas en la bolsa de 
energía o mediante contratos bilaterales. Por lo tanto, las técnicas de 
minimización de costos están siendo reemplazadas por algoritmos de ofertas 
realizadas por los generadores con el objetivo de maximizar sus beneficios y, 
en algunos mercados, por los consumidores que pretenden maximizar su 
función de utilidad. Los precios son determinados por las interacciones de los 
agentes en el mercado. Debido a estas reformas, las empresas generadoras se 
han vistos forzadas a adaptarse a una nueva forma de entender su negocio. El 
marco institucional tradicional que típicamente garantizaba a las empresas 
generadoras la completa recuperación de sus costos ha sido sustituido por un 
marco competitivo en el cual los ingresos de la empresa dependen de su 
habilidad para vender la energía producida por sus plantas. Durante décadas, 
antes de la entrada de la competencia, se usaban modelos complejos de 
planeación de la operación que enfocaban diferentes etapas de decisión para 
la provisión de electricidad tratando de minimizar los costos de producción. Sin 
embargo, la operación de una industria de potencia desregulada, en 
competencia, es el resultado de la interacción de diferentes agentes con 
distintos objetivos. 
 
La desregulación de los servicios públicos ha forzado a las industrias de este 
sector, especialmente a las empresas de generación hidroeléctrica, a cambiar 
sus enfoques y métodos de planeación tradicionales por el desarrollo de 
estrategias adecuadas y oportunas que le permitan maximizar sus beneficios 
obtenidos por la potencia y energía que puedan producir y vender en el 
mercado. Se considera necesario realizar una interpretación adecuada de los 
datos utilizados para la toma de decisiones, especialmente de aquellos 
basados en pronósticos de largo plazo, los cuales no deben ser tomados como 
los „verdaderos‟ parámetros de entrada sino más bien como una de muchas 
 21 
 
„señales‟ para el proceso de diseño de estrategias. El movimiento de la 
planeación a la estrategia es un salto metodológico que hace aún más 
complejo el ajuste del monopolio a la empresa desregulada (Larsen and Bunn, 
1999; Dyner and Larsen, 2001). Los métodos tradicionales de optimización, 
simulación y pronósticos para el modelamiento de sistemas agregados y de 
largo plazo deberán complementarse con nuevos enfoques, considerando 
esquemas desagregados y horizontes de corto plazo, con una representación 
más detallada del sistema. 
      
En general, los mercados mayoristas de electricidad usualmente incluyen dos 
instrumentos para facilitar los intercambios entre productores y consumidores: 
en el mediano plazo a través de contratos bilaterales y en el corto plazo 
vendiendo excedentes de electricidad a la bolsa de energía (Littlechild, 1994). 
Además, existen contratos financieros para la protección de los agentes contra 
el riesgo de la volatilidad de los precios. Estos contratos son posibles y 
deseables pero no afectan la operación física del sistema. Como un ejemplo de 
la influencia de la regulación sobre los precios de la electricidad puede 
considerarse el Cargo por Capacidad incluido en el mercado eléctrico 
colombiano a partir de enero de 1997; posteriormente, reemplazado por el 
Cargo por Confiabilidad, desde enero de 2007, el cual es asignado a los 
generadores mediante subastas de largo plazo (ISA, 2010). En la Bolsa de 
Energía, los generadores inicialmente debían realizar ofertas horarias, por 
planta o por unidad, para las 24 horas del día siguiente (CREG, 1995); estas 
ofertas constan de un precio y van acompañadas de una declaración de 
disponibilidad. Con las modificaciones introducidas por la Resolución CREG 26 
de 2001 (CREG, 2001), se realiza una oferta única para todas las horas del día. 
 
Entre la gran variedad de diseños de mercados mayoristas implementados 
alrededor del mundo, para introducir la competencia en la industria de potencia, 
un gran número de ellos incluye un mercado spot diario organizado como una 
secuencia de subastas. Sometiendo sus ofertas a este mercado, los 
participantes pueden definir su posición para cada período. Por lo tanto, en 
muchos casos, las empresas de generación han tenido que aprender a 
expresar sus decisiones operacionales en términos de estrategias de ofertas de 
corto plazo (Baíllo, 2002).  
 
Esta investigación está relacionada con la operación de una empresa de 
generación hidroeléctrica precio-aceptante propietaria de un sistema de plantas 
en cascada a lo largo de una cuenca hidrográfica. Se considera el mercado de 
corto plazo, especialmente la operación óptima del sistema enfocada al 
mercado del día siguiente; por lo tanto, las decisiones de largo y de mediano 
plazo pueden tenerse en cuenta como variables exógenas de la empresa, cuya 
valoración y explicación quedan por fuera del alcance de esta tesis. Ya que el 
programa de producción de una empresa precio-aceptante no altera los precios 
del mercado, estos precios pueden suponerse conocidos o pronosticados 
(Szkuta, Sanabria y Dillon, 1999; Angelus, 2001; Nogales, et. al., 2002). Una 
empresa que desarrolla estrategias de ofertas en mercados competitivos 
perfectos tiene incentivos para ofertar a sus costos marginales, ya que están 
involucrados muchos productores pequeños, y no es posible para ninguno de 
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ellos influenciar el precio del mercado. Así, cada productor debe aceptar este 
precio, que se supone describe completamente las condiciones del mercado 
(Ladurantaye, Gendreau y Potvin, 2007; Fleten y Pettersen, 2005; Conejo, 
Nogales y Arroyo, 2002; Gross y Finlay, 2000). 
 
Los mercados oligopólicos son considerablemente más complejos debido, 
entre otras razones,  a que además de involucrar factores relacionados con 
aspectos como la hidrología, los precios y la demanda, se tiene una gran 
componente de incertidumbre en el comportamiento de la competencia. En 
este caso, en el diseño de ofertas para someter al mercado del día siguiente es 
necesario considerar el comportamiento estratégico de los rivales dado que sus 
decisiones pueden ejercer una gran influencia tanto en la energía vendida por 
la empresa como en los precios de la electricidad. Adicionalmente, en este tipo 
de mercados, el diseño de estrategias de ofertas óptimas es un problema 
complejo para un productor que debe tomar decisiones con información 
imperfecta en mercados formados por las interacciones de los diferentes 
agentes, productores y consumidores, cuyo comportamiento es desconocido. 
Un formador de precios es un participante cuyas decisiones de oferta tienen un 
impacto sobre el mercado; generalmente, es una gran empresa en un mercado 
con sólo un pequeño número de competidores.  
 
El caso de una Compañía de Generación Hidroeléctrica, H-GENCO, con poder 
de mercado sería más realista, pero está más allá del alcance de este estudio, 
ya que se requeriría modelar los cambios en los precios del mercado con la 
producción total de la H-GENCO, lo cual podría realizarse, por ejemplo, 
mediante la estimación e incorporación a los modelos de una curva de 
demanda residual que considere las consecuencias de las decisiones del 
principal agente en el precio de mercado (Baíllo, et. al., 2004; Rajaraman y 
Alvarado, 2003). En este caso, el productor actúa como un „líder‟ en un juego 
de Stackelberg, enfrentando una función de demanda residual, obtenida 
mediante la agregación de las curvas de oferta y demanda de los 
competidores. En casos más complejos, podría aplicarse un enfoque de teoría 
de juegos que puede considerar el comportamiento estratégico de los demás 
participantes del mercado, quienes también actúan tratando de maximizar sus 
propios beneficios. Además, podrían utilizarse modelos de simulación también 
basados en suposiciones sobre el comportamiento de los agentes. Otros 
modelos de agentes formadores de precios se presentan en Conejo et. al. 
(2002), Contreras et. al. (2002), Ni, Luh y Rourke (2004), Niu, Baldick y Zhu 
(2005), Kian, Cruz y Thomas (2005), Plazas, Conejo y Prieto (2005), Pereira et. 
al (2005), Das y Wollenberg (2005), Barroso, et. al. (2006), Shahidehpour y Li 
(2007). 
 
La mayoría de los métodos propuestos en la literatura para representar la 
incertidumbre presentan serias limitaciones concernientes a su aplicabilidad a 
casos de estudio reales, debido al gran tamaño de los problemas resultantes. 
Esta incertidumbre con respecto al comportamiento de los rivales, subyacente 
en el desarrollo de cualquier estrategia de ofertas, implica que la empresa 
generadora se involucre en un proceso de decisión más complejo que 
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simplemente seleccionar un precio para toda su producción o para un nivel 
específico de ésta. 
 
Entre los modelos  propuestos para representar la competencia en mercados 
mayoristas de electricidad se encuentra una representación basada en curvas 
de demanda residual y funciones de ingreso para calcular los resultados de las 
subastas horarias que constituyen el mercado spot de estudio.  Baíllo (2002) 
representa la incertidumbre acerca de las estrategias seguidas por los rivales, 
asumiendo una distribución de probabilidad discreta para la correspondiente 
curva de demanda residual, es decir, suponiendo que cada subasta horaria 
tiene un limitado número de posibles resultados. Considera el mercado spot 
como una secuencia de subastas y lo representa mediante un modelo de 
programación estocástica multi-etapa; para simplificar y mejorar el tratamiento 
numérico, asume que la importancia relativa de los mecanismos del mercado 
spot disminuye a medida que se aproxima el despacho físico.  De tal manera, 
formula y resuelve dos problemas relacionados, así, el primero, el desarrollo de 
ofertas óptimas para un mecanismo específico del mercado, con posibles 
“acciones de recurso” para adaptarse a subsecuentes mecanismos de mercado 
que permite corregir cualquier resultado indeseado, y, el segundo, el programa 
semanal óptimo de asignación de las unidades. Modela cada subasta por 
medio de un número de posibles realizaciones de la demanda residual junto 
con las correspondientes funciones de ingreso; usa escenarios del mercado 
spot para expresar su estrategia óptima en términos de las ofertas que pueden 
someterse a los principales mecanismos de este mercado; considera otros 
elementos del portafolio de la compañía tales como contratos físicos o 
financieros de mediano y de largo plazo; y tiene en cuenta otros objetivos 
estratégicos de largo plazo tales como la posición que la empresa desea 
defender en el mercado mayorista de electricidad.  
 
La función de demanda residual de un agente indica la cantidad del producto 
que es capaz de vender a un determinado precio del mercado. Ese concepto 
de la teoría microeconómica también puede ser aplicado al caso de una 
subasta, ya que condensa la información estocástica acerca del resto de sus 
rivales. En particular, el agente puede calcular sus ingresos esperados en la 
subasta como una función de sus propias ventas y del precio de cierre de la 
subasta. Baíllo (2004) implementa esas funciones mediante aproximaciones 
lineales por partes. Podría existir un significativo nivel de correlación entre las 
curvas de demanda residual enfrentadas por una empresa generadora en 
diferentes subastas del mercado spot, así como en subastas horarias de un 
cierto mecanismo del mercado.  Por lo tanto, no sería necesario construir un 
conjunto independiente de escenarios para cada subasta horaria ni para cada 
mecanismo de mercado; cada agente podría construir la curva de demanda 
residual que enfrentó en cada subasta pasada y usarla para estimar la 
distribución de probabilidad de futuras curvas de demanda residual. 
 
El desarrollo de estrategias de ofertas para maximizar los ingresos netos 
esperados puede mostrar que la estrategia óptima es ofertar a los costos de 
operación variables de la planta térmica ya que estos costos variables son una 
función de los costos del combustible. En las unidades hidráulicas el oferente 
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puede posponer su producción de energía si los precios futuros son más altos 
que los actuales.  Los costos variables de la planta son realmente costos de 
oportunidad que dependen tanto de escenarios hidrológicos futuros como de la 
carga prevista y, lo más importante, de la producción futura de otros 
generadores.  El cálculo de los costos de oportunidad para las plantas 
hidráulicas es un problema complejo de optimización dinámica estocástica 
(Pereira y Pinto, 1991; Pereira, Campodónico and Kelman, 1998). Pereira et al 
(2004) presenta un enfoque de solución de programación entera mixta al 
problema de oferta estratégica bajo incertidumbre en mercados de electricidad 
de corto plazo, usando un esquema de expansión binaria para trasformar el 
problema no lineal no convexo en un problema lineal entero mixto. Pereira 
(2004 a) presenta un enfoque de programación lineal entera mixta alternativo 
basado en una expansión binaria de las variables de decisión, ofertas de 
precios y cantidades. De la Torre et al (2002) estudia la función de demanda 
residual no convexa mediante un esquema de Cournot utilizando un modelo de 
programación entera mixta.   
 
1.5.1   Los precios de la electricidad 
 
En este ambiente competitivo, los precios de la electricidad reflejan la 
interacción imperfecta y compleja entre las fuerzas de la oferta y la demanda 
en el contexto de la regulación del mercado que promueve las reglas para 
incentivar la competencia (Velásquez J.D., 2008). Borenstein y Bushnell (1998) 
simulan el mercado de California mediante un modelo de Cournot para analizar 
si los agentes poseen poder de mercado. Ventosa, Baillo, Ramos y Rivier 
(2005) presentan una síntesis de las principales técnicas para el modelado de 
mercados eléctricos.  
      
Los precios de la electricidad son influenciados por los efectos de algunas 
características físicas del mercado relacionadas con los activos de generación 
y de transmisión, las fuentes de energía, el clima y los avances en el ahorro de 
energía. Desde el punto de vista de la oferta, la electricidad debe ser generada 
para atender la demanda instantánea ya que no es posible almacenar grandes 
cantidades de electricidad a bajo costo. Por lo tanto, deben existir suficientes 
plantas de generación para satisfacer los picos de demanda existentes durante 
ciertas horas del día; sin embargo, algunas de estas plantas deberán 
permanecer apagadas durante las horas de demanda base. La oferta debe 
responder rápidamente a las fluctuaciones en la demanda ya que el déficit en la 
producción causa picos instantáneos en los precios, los cuales, por lo tanto, 
generalmente retornan muy rápido a sus niveles normales.  
 
Para lograr la eficiencia económica, tratando de evitar la posibilidad de 
arbitraje, y para promover la competencia entre las firmas, la regulación 
establece reglas de operación sobre aspectos tales como los impuestos a los 
que están sometidos los agentes del mercado, la forma de ofertar (cuándo, 
cómo, en que horizonte de tiempo), los tipos de negociaciones y los agentes 
que pueden participar en ellas. Además, la regulación considera la estructura 
particular del mercado (patrón de demanda, características del sistema de 
generación y tipo de tecnología, entre otros) para cada región o país. De esta 
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manera, introduce una complejidad adicional ya que el diseño de mercado para 
una región particular no puede ser directamente implementado, sin 
modificaciones, en otras regiones. 
 
Los precios de la electricidad en mercados liberalizados presentan un 
comportamiento mucho más complejo que en los monopólicos o regulados. Li y 
Flynn (2004) analizan el comportamiento de los precios en el mercado 
tailandés y concluyen que la volatilidad es mayor en los mercados 
desregulados. El comportamiento de los precios de la electricidad refleja la 
complejidad de las interacciones entre la oferta, la demanda y la regulación, 
sintetizando la influencia de sus determinantes físicos, organizacionales y 
regulatorios. Los resultados de los análisis estadísticos reportados en la 
literatura indican que, en general, los precios de la electricidad presentan un 
comportamiento complejo evidenciado por la presencia de:  
 
• Ciclos estacionales de periodicidad diaria, semanal y mensual, además de 
otras fluctuaciones cíclicas (Deb, Albert, Hsue y Brown, 2000). Chan y Gray 
(2006) sugieren que estos ciclos influencian tanto la media de los precios como 
su volatilidad. 
 
• Valores extremos debido a la demanda instantánea insatisfecha (Knittel y 
Roberts, 2005). 
 
1.5.2   Los pronósticos de precios de la electricidad 
 
En el nuevo enfoque de mercados eléctricos bajo esquemas de competencia, 
las herramientas de  pronósticos de precios son cada vez más relevantes para 
los agentes, tanto en la bolsa de energía como en los contratos bilaterales, 
para desarrollar estrategias de ofertas o habilidades de negociación. Un buen 
pronóstico de precios tiene un impacto definitivo tanto para las estrategias de 
ofertas de los generadores que buscan maximizar sus beneficios como para los 
consumidores que desean maximizar su función de utilidad. 
 
Nogales, Contreras y Conejo (2002) proponen dos herramientas de pronóstico 
de precios basadas en análisis de series de tiempo: la regresión dinámica y los 
modelos de función de transferencia. Conejo, Nogales y Arroyo (2002) utilizan 
una estructura para obtener las estrategias de ofertas óptimas de un productor 
térmico, tomador de precios. Usando una herramienta de pronóstico de los 
precios horarios del mercado del día siguiente mediante la estimación de sus 
funciones de densidad de probabilidad, formulan un problema de auto-
programación óptima para maximizar sus beneficios, mediante reglas de 
ofertas óptimas. De la Torre et al. (2002) estudian el problema de auto-
programación de un productor, formador de precios, para alcanzar el máximo 
beneficio por su venta de energía en la bolsa, y formulan un modelo de 
programación lineal entera mixta que incluye las capacidades del productor 
para alterar los precios en su propio beneficio a través de curvas de cuota de 
precios.  Además, desarrollan una estrategia de ofertas que le permitan 
realmente alcanzar su programa óptimo. Este trabajo extiende el de Conejo et 
al. (2002) ofreciendo un enfoque complementario. 
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Contreras et al (2003) proponen un método para predecir los precios de la 
electricidad del mercado del día siguiente basado en la metodología de análisis 
de series de tiempo ARIMA, Auto Regresive Integrated Moving Average, la 
cual, fundamentalmente ha sido usada en el sector eléctrico para pronósticos 
de carga, debido a su exactitud y solidez matemática. Conejo et al. (2004) 
estudian el problema de auto-programación de un productor de potencia, 
tomador de precios, enfatizando el intercambio existente entre máximo 
beneficio y mínimo riesgo, el cual es formulado como un modelo de 
programación cuadrática entera mixta. Arroyo y Conejo (2004) presentan una 
detallada formulación lineal entera mixta para modelar las trayectorias seguidas 
por una unidad térmica durante los procesos de encendido y apagado. 
     
Conejo et al. (2005) proponen una novedosa técnica para pronosticar los 
precios de electricidad del día siguiente basado en un algoritmo híbrido que 
combina una transformación de ondas y un modelo ARIMA, descomponiendo la 
serie histórica (usualmente de mal comportamiento) en un conjunto de series 
constitutivas de mejor comportamiento.  Los valores futuros de esas series 
constitutivas son pronosticados usando modelos ARIMA ajustados. A su vez, 
estos pronósticos permiten, mediante la transformación inversa de ondas, 
reconstruir el comportamiento futuro de las series de precios y por lo tanto 
pronosticarlos. El uso de la transformación de ondas como un pre-procesado 
de los datos a pronosticar presenta la ventaja de mejorar el comportamiento 
predictivo de cualquier técnica. García et al. (2005) presentan un enfoque para 
predecir los precios de la electricidad del día siguiente, basado en la 
metodología Heterocedasticidad Condicional Auto Regresiva Generalizada, 
GARCH, que en general está siendo utilizada para analizar datos de series de 
tiempo.  
 
1.5.3   Los mecanismos de subastas 
 
En la actualidad existen muchos modelos propuestos e implementados para 
subastas considerando rondas simples o rondas múltiples iterativas. 
Dckrajangpetch, Sheblé y Conejo (1999) estudian los  problemas que pueden 
ocurrir si se usa la Relajación Lagrangiana como un método de subastas, para 
la realización de ofertas en un ambiente desregulado, cuando existen unidades 
idénticas o similares. En tal caso, este método puede fallar al tratar de 
encontrar la solución óptima (no encontrarla cuando existe) o, inclusive, puede 
no ser capaz de detectar una solución factible. En estos casos, el despachador 
debe realizar una selección heurística para tomar la decisión de cuales 
unidades despachar; sin embargo, esta elección será inequitativa para las 
unidades no seleccionadas. Además, se utiliza el análisis de sensibilidad para 
mostrar que pequeñas diferencias en los parámetros iniciales, multiplicadores 
de Lagrange, pueden afectar las soluciones. 
      
Contreras et al. (2001) comparan los resultados del mercado obtenidos bajo 
varios modelos de subastas en condiciones competitivas ideales. Contreras et 
al. (2002) proponen un modelo iterativo de estrategias de ofertas óptimas para 
una empresa generadora que posee varias unidades térmicas e hidráulicas. En 
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este modelo, consideran la curva de demanda residual y, basados en el 
principio económico conocido como el teorema de la telaraña, combinan 
factores técnicos y económicos, de uso  frecuente, para estudiar la estabilidad 
del mercado. 
      
Conejo et al. (2002) proponen un modelo de optimización entera mixta, no 
lineal, discontinua, a gran escala, para determinar la producción de una 
empresa generadora oligopólica que desarrolla estrategias de ofertas para 
maximizar sus beneficios. El modelo, además, puede ser útil al regulador como 
una herramienta para medir el poder de mercado de un generador y para fijar 
reglas de operación que le permitan prevenir comportamientos poco claros de 
este tipo de generadores. Arroyo y Conejo (2002) proponen una herramienta de 
programación entera mixta que permite al generador determinar óptimamente 
su grado de compromiso con cada uno de tres mercados: energía, regulación y 
reservas. Esta herramienta  puede ayudar al generador a decidir cómo hacer 
sus ofertas para alcanzar programas óptimos. Arroyo y Conejo (2002) 
presentan una herramienta de programación lineal entera mixta de subastas 
que preserva la privacidad de la información corporativa de los participantes y 
provee señales para alcanzar la eficiencia económica. 
       
Motto et al. (2002 a) proponen una herramienta de mercado de subastas de 
electricidad multi-período basada en programación entera mixta considerando 
congestión en la red y pérdidas en transmisión. Motto et al. (2002 b) consideran 
una subasta de electricidad descentralizada basada en la maximización del 
excedente de los agentes, donde el subastador actualiza los precios mediante 
un algoritmo de Newton. 
     
Conejo et al. (2003) comparan, en términos de eficiencia económica y 
subsidios cruzados entre generadores y demandas, dos procedimientos de 
cierre del mercado: un algoritmo basado en subastas y un flujo de potencia 
óptima. De la Torre, Conejo y Contreras (2003) presentan una herramienta de 
simulación multi-período que permite identificar equilibrios de mercado y sus 
posibles patrones, considerando variables continuas y binarias. Proponen una 
herramienta útil al regulador para monitorear el mercado y detectar el poder de 
mercado que pueden ejercer algunos generadores.   
 
De la Torre, Contreras y Conejo (2004) proponen una metodología para 
encontrar los equilibrios multi-período de un mercado, mediante su simulación, 
para obtener equilibrios de Nash. Contreras, Klusch y Krawczyk (2004) 
presentan un método numérico basado en algoritmos de relajación y en la 
función Nikaido-Isoda para el cálculo de equilibrios de Nash-Cournot en 
mercados eléctricos. 
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1.6   Operación de una empresa de generación hidroeléctrica en 
         mercados de corto plazo 
  
Durante varias décadas, antes de la entrada de la competencia en la industria 
de potencia eléctrica, se usaron modelos complejos de planeación de la 
operación que enfocan diferentes etapas de decisión para la provisión de 
electricidad tratando de minimizar los costos de producción. Sin embargo, la 
operación de una industria de potencia desregulada, en ambientes de 
competencia, es el resultado de la interacción de diferentes agentes con 
distintos objetivos, donde los generadores tratan de maximizar sus beneficios, 
para lo cual uno de los factores de competitividad es el logro de la eficiencia 
técnica de sus unidades.  
     
En esta sección se examina el problema de la Operación de una Empresa de 
Generación Hidroeléctrica en Mercados de Corto Plazo, enfocando el análisis 
hacia la búsqueda de la eficiencia técnica en la operación de sus plantas, uno 
de los dos elementos fundamentales que junto con las adecuadas estrategias 
de precios, podría contribuir a la maximización de los beneficios del generador. 
Este enfoque será enriquecido con un detallado modelo de la central 
hidroeléctrica, considerando cada una de sus unidades hidráulicas e incluyendo 
sus costos de producción y restricciones técnicas. Además, se presenta un 
detallado análisis del estado del arte donde se analiza el trabajo más 
representativo realizado hasta la actualidad sobre esta temática y sobre las 
metodologías utilizadas para su solución.  
      
1.6.1 Los sistemas de planeación centralizada y los esquemas de 
          mercados en competencia 
 
La operación de sistemas de generación hidroeléctrica es un problema 
complejo que requiere de optimización dinámica. Se trata de un problema 
estocástico, a gran escala, relacionado con decisiones óptimas asociadas a la 
generación de electricidad asignada a cada planta hidroeléctrica durante cada 
período del horizonte de planeación (Heredia y Nabona, 1995).  Las 
condiciones de operación del sistema deben satisfacer restricciones tales como 
balances hídricos, espaciales y temporales, limitaciones de almacenamiento de 
agua en los embalses y capacidades físicas tanto de las plantas de generación 
como de las líneas de transmisión. Además, pueden incluirse restricciones que 
garanticen la satisfacción de la demanda de los consumidores.  
      
El problema de Coordinación Hidro-térmica de Corto Plazo, en general, está 
asociado con un subsistema conformado por las unidades térmicas individuales 
y un subsistema hidroeléctrico correspondiente a cada cuenca hidrográfica (Li, 
et al, 1997). El subsistema hidroeléctrico, normalmente, es más difícil de 
resolver por razones de su acople espacio-temporal. Debido a los usos 
múltiples del agua, el flujo descargado por una planta puede estar restringido 
por factores tales como irrigación, control de inundaciones, navegación, 
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recreación y caudales ecológicos; además, este flujo descargado puede afectar 
la operación de las plantas aguas abajo. Adicionalmente, debe considerarse el 
tiempo de viaje del agua y las restricciones de almacenamiento producidas por 
modelos de planeación de la operación de mediano y de largo plazo (Finardi 
and Da Silva, 2003). El acople temporal está relacionado con las decisiones 
acerca del uso del recurso agua en el periodo actual o su almacenamiento para 
uso futuro. (Pereira and Pinto, 1985). 
 
Para la solución de este problema se han considerado dos enfoques básicos. 
En los esquemas tradicionales, basados en sistemas monopólicos 
centralizados, en la función objetivo se considera el mínimo costo total 
esperado de la operación del sistema durante todo el horizonte de planeación. 
Se utiliza una función de costo futuro, basada en escenarios hidrológicos, para 
determinar la cantidad de agua requerida en el periodo actual y la que debe 
ahorrarse para uso futuro (Pereira y Pinto, 1985). En este contexto, la solución 
del problema de Asignación de las Unidades ‟Unit Commitment‟ permite 
determinar el estado de encendido o apagado de cada unidad durante cada 
período del horizonte de programación (una hora o un intervalo de tiempo 
menor, según el diseño del mercado de interés). Dados los generadores 
comprometidos a operar, durante cada período, el problema del Despacho 
Económico, ED, tiene como objetivo determinar la producción de potencia 
óptima de cada central de generación para alcanzar la demanda prevista, 
sujeto a ciertas restricciones detalladas previamente. 
 
En los sistemas desregulados con esquemas de mercados en competencia, 
por lo general, las empresas de generación tienen como principal objetivo la 
maximización de sus beneficios. En ambos casos, es necesario realizar una 
valoración económica, de los costos operativos en el primer caso, y de los 
beneficios, en el segundo. En los sistemas tradicionales se valoran los costos 
de operación del sistema hidroeléctrico, representados básicamente por el 
valor del agua como un costo de oportunidad, de usarla hoy o en el futuro, o 
como un costo de sustitución asociado al costo del combustible sustituto o al 
costo de racionamiento, en el caso de que se presente algún déficit en la 
satisfacción de la demanda.  
 
En los esquemas de mercados en competencia, la valoración de los beneficios 
del productor de electricidad depende de la cantidad de energía que la 
empresa puede producir y vender; la cantidad que puede producir depende de 
las características del embalse y de la central hidroeléctrica, además de la 
disponibilidad de sus recursos productivos; la cantidad que puede vender 
depende del precio en los mercados de electricidad, el cual  es variable según 
el período de tiempo en que sea vendida. En esta investigación se consideran 
las condiciones físicas de operación del sistema de generación hidroeléctrica 
de tal manera que permitan lograr el máximo beneficio de la empresa. Además, 
se propone y se usa como criterio alternativo de optimización la maximización 
de la eficiencia técnica de las unidades de generación hidroeléctrica. 
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1.6.2  Las técnicas de optimización empleadas. 
 
La Investigación de Operaciones ofrece técnicas de optimización, lineales y no 
lineales, para la solución de problemas de sistemas de potencia eléctrica. La 
Programación Lineal es la técnica de optimización más frecuentemente 
aplicada en la ingeniería de recursos hídricos y la modelación de sistemas 
embalse/río (Wurbs,  2005, pp. 62, 67). La Programación de Flujo en Redes es 
una forma especial de Programación Lineal muy eficiente desde el punto de 
vista computacional (Wurbs, 2005, p. 62).  
 
El problema de la operación de sistemas hidrotérmicos ha sido abordado 
comúnmente mediante las conocidas técnicas de Programación Lineal, PL, que 
indiscutiblemente presentan muchas ventajas, tales como la facilidad para la 
formulación y solución del modelo, aún para problemas de gran escala y 
acoplados en tiempo y espacio. Su solución puede obtenerse utilizando 
algunos de los paquetes de software disponibles en el mercado, muchos de los 
cuales son amigables y transparentes, cuyos resultados son de fácil análisis y 
clara interpretación. 
 
Las técnicas de Programación Lineal Entera Mixta, PLEM, que permiten 
combinar variables continuas, enteras y binarias en el mismo modelo se han 
convertido en una poderosa herramienta para la formulación y solución de 
problemas de naturaleza muy diversa considerando gran flexibilidad de 
enfoques. Estas técnicas han sido utilizadas tradicionalmente para la solución 
del clásico problema de „selección, secuenciamiento e itinerario‟ de un 
portafolio de proyectos el cual consiste en seleccionar, para ejecutar, aquellos 
que sean factibles según el presupuesto disponible para cada período de un 
horizonte de planeación, la secuencia u orden en que estos proyectos deben 
ser ejecutados y el período de tiempo correspondiente. Así mismo, la PLEM se 
concibe como una buena alternativa para la solución del problema de 
Asignación de las unidades de generación hidroeléctrica, incluyendo su 
encendido y apagado, para lo cual pueden usarse convenientemente los 
métodos de ramal y límite (Branch and Bound) o aproximaciones lineales por 
partes, utilizando variables binarias para identificar cada uno de los segmentos 
lineales. Pueden utilizarse variables binarias para representar los segmentos 
lineales en las aproximaciones lineales a tramos (Conejo et. al., 2002; Borghetti 
et. al., 2008). 
 
Tong and Shahidehpour (1990) representan cada unidad de generación 
mediante una serie de bloques de capacidad, cada uno correspondiente a un 
segmento lineal de una función convexa aproximada por partes, y formulan la 
demanda en un intervalo mediante una función de probabilidad discreta. El 
proceso de solución consta de dos subprocesos, cuyo acople se logra 
utilizando la solución del uno como entrada al otro, y encapsulándolos por 
medio de una iteración enlazada que termina cuando se encuentre la misma la 
programación de generación hidroeléctrica en dos iteraciones sucesivas. 
Drouin, et al. (1996) analizan el cálculo de políticas óptimas para un modelo de 
tiempo discreto de un solo embalse. Consideran las afluencias en periodos 
sucesivos como variables aleatorias. Usan una estructura especial de políticas 
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óptimas junto con aproximaciones lineales por partes de los ingresos 
provenientes de la producción hidroeléctrica en cada etapa de la programación 
dinámica, para disminuir el esfuerzo computacional, modelando el sistema 
como un proceso de decisión de Markov. 
      
Conejo et al. (2002) estudian la auto-programación de una empresa hidro-
generadora que posee varias plantas en cascada a lo largo de una cuenca 
ribereña, cuyo objetivo es maximizar los beneficios obtenidos por la venta de 
energía en la bolsa.  Proponen un modelo de programación lineal entera mixta 
que permite considerar, en cada planta, una curva de desempeño que incluye 
las relaciones tridimensionales, no lineales y no cóncavas, entre la potencia 
producida, el agua descargada y la cabeza del embalse asociado. Conciben 
este problema de auto-programación de las unidades como similar a cualquiera 
de los sub-problemas de un problema de coordinación hidro-térmica de corto 
plazo resuelto mediante la aplicación de la Relajación Lagrangiana. Este 
trabajo puede ser considerado como uno de los intentos más serios en los 
modelos de generación hidroeléctrica para incorporar la representación de la 
cabeza variable, paro la cual utilizan tres niveles, medio, bajo y alto. 
 
La Programación Dinámica, desarrollada por Richard Bellman (1957), es una 
estrategia de solución general basada en la descomposición de un problema de 
decisión separable en etapas interconectadas mediante variables de estado 
donde los valores de las variables de decisión son determinados para cada 
etapa. Estas decisiones en cada etapa son guiadas por una función objetivo de 
naturaleza recursiva que de manera integrada considera todas las decisiones 
tomadas en las etapas analizadas. Se han desarrollado numerosas variantes y 
extensiones especialmente para problemas de análisis de sistemas de 
embalses (Wurbs, 2005, p.78). Su principal ventaja es que no restringe la forma 
de la función objetivo ni de las restricciones. Su principal desventaja es la 
llamada “maldición de la dimensionalidad”, ocasionada por la gran cantidad de 
combinaciones factibles que es necesario evaluar para seleccionar la óptima. 
 
El análisis de los mercados de generación de energía eléctrica, en la 
actualidad, guarda relación principalmente con tres campos del conocimiento: 
la ingeniería eléctrica, la investigación de operaciones y el análisis 
microeconómico. A pesar de que se han realizado trabajos que combinan estas 
tres áreas, es necesario profundizar en sus interrelaciones, combinando 
enfoques que hasta ahora sólo se habían utilizado por separado o solo 
parcialmente integrados. La idea fundamental radica en la necesidad de 
desarrollar e implementar metodologías de modelado que permitan una 
adecuada representación de los sistemas reales y de situaciones acordes con 
las necesidades de los encargados de la toma de decisiones, que permitan 
incorporar métodos de solución a los que se puedan aplicar técnicas formales 
posiblemente incorporando sub-modelos, como componentes de un modelo 
global, los cuales puedan solucionarse mediante la aplicación de algunas 
herramientas tradicionales como la programación matemática, incluyendo la 
programación lineal con sus extensiones, la programación entera, binaria y 
mixta, o la programación dinámica y sus variantes. 
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Los agentes del sector de sistemas de potencia eléctrica tienen la necesidad de 
plantear problemas estratégicos usando nuevas herramientas, como la teoría 
de juegos, que permite representar este nuevo entorno de mercado y la teoría 
de juegos no cooperativos, donde uno de los elementos centrales para la 
definición de un equilibrio de Nash, en cualquiera de sus refinamientos, 
requiere el uso de optimización. Igualmente, muchos de los problemas de los 
agentes al interior de un mercado, pueden ser enfocados como problemas de 
control, los cuales requieren el uso masivo de técnicas de optimización. 
 
Como ejemplo del uso de la optimización en los esquemas de mercado, 
integrado a la teoría de juegos, se tienen los modelos clásicos de competencia 
oligopólica. Uno de estos modelos clásicos, extendido a los mercados de 
energía eléctrica, es el denominado: Modelo de Cournot - Equilibrio de la curva 
de oferta. Se han desarrollado algunas variantes de estos modelos que 
analizan igualmente la capacidad por parte de los agentes de ejercer poder de 
mercado.  Entre los trabajo clásicos puede destacarse el de Green y Newbery 
(1992), que fue extendido por Newbery (1998), para incluir contratos de largo 
plazo de venta de energía, los cuales muestran la naturaleza y dinámica del 
mercado británico. Estos modelos diseñados para el mercado spot británico 
utilizan el concepto de “equilibrio de la curva de oferta”. Para cada capacidad 
disponible, los jugadores ofertan un precio calculado con el objetivo de ejercer 
poder monopolístico sobre la demanda residual del mercado. En el contexto de 
la competencia tipo Cournot,  cada jugador escoge el nivel de producción, de 
tal manera que le permita maximizar sus beneficios, bajo el supuesto de que el 
resto de jugadores mantiene el nivel de producción que presentaba en el 
período anterior. Este proceso se actualiza en cada período de tiempo. Tal 
esquema de estrategias  se conoce como equilibrio de Nash-Cournot. 
 
Desde el punto de vista microeconómico, un modelo que calcula el punto de 
equilibrio de un mercado oligopólico requiere algún tipo de hipótesis respecto al 
comportamiento de los agentes participantes. Reneses (2004) propone un 
enfoque enmarcado dentro de modelos basados en variaciones conjeturales, 
que consideran la respuesta de cada agente ante las decisiones adoptadas por 
el resto. Utilizando Programación Lineal representa con suficiente detalle las 
características técnicas y económicas de los sistemas de generación, 
incluyendo explícitamente la incertidumbre en la representación del mercado 
eléctrico de generación, utilizando para ello un árbol de escenarios. Además, al 
igual que en los estudios tradicionales, la información dual que proporciona la 
programación lineal aporta un valor agregado significativo. Su método de 
resolución calcula el equilibrio del mercado resolviendo un problema de 
optimización con una función objetivo cuadrática sujeta a restricciones lineales 
y propone un método para linealizar iterativamente la función objetivo y para 
calcular el equilibrio del mercado mediante técnicas de programación lineal, las 
cuales son consideradas como las de mayor desarrollo y madurez dentro de las 
herramientas de programación matemática. 
  
Para la representación de los mercados mayoristas de electricidad 
considerando de manera explícita la competencia entre las empresas de 
generación, los modelos de equilibrio típicamente adoptan un punto de vista 
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estático, por la gran complejidad del problema y el gran número de variables 
involucradas. Los modelos de Cournot presentan ciertas ventajas 
computacionales pero muestran una dependencia crítica de la elasticidad de la 
demanda (un factor que no es fácil de estimar). Los modelos de equilibrio de la 
función de oferta representan más exactamente la interacción de los 
participantes pero tienen importantes desventajas con  respecto al tratamiento 
numérico. Una solución intermedia implementada por Reneses (2004) es 
introducir variaciones conjeturales para representar las reacciones de los 
agentes. 
 
En la literatura especializada, se presentan dos modos alternativos de 
incorporar los precios de la electricidad, exógenos y endógenos (Ventosa, 
2001), tal como se describe a continuación.  
 
Los precios exógenos son considerados cuando se asume que el generador no 
es capaz de modificar el precio de la electricidad con sus decisiones y por lo 
tanto debe tomar o aceptar el precio del mercado. Esta hipótesis simplifica 
mucho el análisis pero es realista sólo para pequeños generadores, donde los 
ingresos son una función lineal de su nivel de producción. Para una empresa 
de generación termoeléctrica tomadora de precios, o precio-aceptante, el 
problema de programación óptima de cada una de sus unidades podría ser 
independiente del resto de su portafolio de activos de generación. Este enfoque 
está muy cercanamente relacionado al procedimiento tradicional de Relajación 
Lagrangiana, donde cada unidad de generación puede ser programada de 
manera independiente, dados los multiplicadores de Lagrange obtenidos en la 
iteración previa. Suponer precios exógenos es equivalente a asumir que las 
decisiones de la empresa no afectan los multiplicadores de Lagrange, o sea 
que los precios marginales del sistema no dependen de las unidades de 
generación programadas por la empresa. Un problema de este tipo puede ser 
resuelto con una sola iteración de Relajación Lagrangiana (Gross, 1996, p. 57). 
 
La programación dinámica parece ser el enfoque preferido por los 
investigadores para obtener decisiones de programación óptima bajo precios 
exógenos inciertos; además, éste ha sido el método más comúnmente usado 
para resolver los sub-problemas de generación individual en cada etapa de 
Relajación Lagrangiana. Sin embargo, para una empresa de generación 
hidroeléctrica propietaria de un sistema de embalses en cascada a lo largo de 
una cuenca hidrográfica se presenta un acople espacial entre sus plantas de 
generación haciendo más complejo el problema debido a que es necesario 
tomar decisiones interrelacionadas espacialmente, tal como se estableció en el 
capítulo anterior. 
 
Los precios endógenos de la electricidad se consideran como una función de 
las decisiones estratégicas del generador y pueden representarse mediante 
una curva de demanda residual que mide la cantidad de electricidad que la 
empresa puede vender a un determinado precio. Las características especiales 
de la electricidad como un commodity tienden a incrementar la habilidad de las 
empresas generadoras para afectar sus precios; por lo tanto, no puede 
programarse cada unidad independientemente, ya que el precio depende de la 
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estrategia seguida por el resto de los agentes pero, simultáneamente, las 
decisiones de programación de los rivales dependen del precio. La empresa 
enfrenta una función de ingresos, para cada una de las subastas del mercado 
spot, que puede representarse como el producto de sus ventas, q, y el precio 
del mercado p, que en general depende de q. Esta dependencia p(q), que  
podría estimarse para cada subasta del mercado spot con los datos históricos 
disponibles, expresa la función de demanda residual de la empresa, a partir de 
la cual podría calcularse su función de ingresos esperados, r(q) = q * p(q).  Esta 
función de ingresos, aunque no es cóncava global, típicamente tiene secciones 
cóncavas, por ejemplo, donde su pendiente es no incremental, que pueden ser 
fácilmente identificadas. Asignando una variable binaria a cada sección 
cóncava sería posible obtener un modelo de Programación Lineal Entera Mixta 
que podría resolverse mediante el uso de optimizadores comerciales. 
 
Una alternativa factible sería representar los competidores por medio de sus 
curvas de oferta.  Zhang (2000) representa las ofertas de la empresa como 
funciones cuadráticas que deben ser optimizadas, suponiendo que los 
parámetros de los competidores siguen una distribución de probabilidad 
discreta. Este autor descompone, mediante Relajación Lagrangiana, el 
problema de ofertas en un sub-problema para cada unidad de generación y uno 
adicional para construir la curva de oferta de la empresa; presenta una 
interesante novedad ya que este sub-problema permite evaluar los ingresos de 
la empresa en cada iteración. Sin embargo, las técnicas de programación 
matemática son bastante más complejas para problemas que incluyen 
funciones no lineales tales como las requeridas para modelar las curvas de 
oferta. Como otra alternativa factible, podría considerarse la inclusión de un 
número limitado de variables binarias para representar estas funciones no 
lineales mediante aproximaciones lineales por partes de tal manera que el 
problema resultante pueda ser resuelto mediante paquetes computacionales de  
Programación Lineal Entera Mixta. 
 
García-González (1990) desarrolla un método de programación para la 
generación semanal basado en Programación Lineal Entera Mixta donde la 
empresa enfrenta una curva de demanda residual lineal para cada hora, lo cual 
implica funciones de ingresos cuadráticas que son aproximadas por medio de 
linealizaciones. De esta manera, resuelve problemas de tamaño realista para la 
asignación de las unidades de generación considerando explícitamente la 
influencia de la empresa sobre los precios de cierre del mercado. 
 
1.6.3  Las metodologías de descomposición  
 
La estrategia de descomposición por cortes de Benders es normalmente 
utilizada cuando se presentan variables complicantes, esto es, aquellas cuya 
presencia hace el problema significativamente más difícil de resolver (Benders, 
1962).  
   
La Programación Dinámica Dual Estocástica, SDDP, (Pereira y Pinto, 1985) 
implementada en el paquete de software MPODE,  ha sido concebida como 
una función recursiva, actualizada a partir de soluciones duales de 
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programación lineal. De esta manera se van obteniendo aproximaciones 
lineales a la función recursiva, evitando la conocida „maldición de la 
dimensionalidad‟ presente en la Programación Dinámica por la naturaleza 
combinatoria explosiva cuando crece el número discretizaciones de las 
variables de estado.  
 
Por otro lado, Scott and Read (1996) emplean otra metodología diferente, 
también llamada „programación dinámica dual‟ que produce una representación 
analítica del valor marginal de la superficie de agua, donde los sub-modelos de 
cada etapa son duopolios de Cournot. 
    
La Relajación Lagrangiana, RL, ha sido la estrategia más comúnmente 
adoptada para la solución de este tipo de problemas cuando la presencia de las 
llamadas restricciones complicantes hacen el problema significativamente más 
difícil de resolver (Merlin and  Sandrin, 1983; Ni, Guan y Li, 1999; Guan, 
Svoboda y Li, 1999; Conejo y Redondo, 1999; Finardi and Da Silva, 2005; 
Finardi and Da Silva, 2006). El problema de asignación de las unidades 
hidroeléctricas formulado en Finardi and Da Silva (2005) como un modelo de 
Programación No Lineal Entera Mixta, PNLEM, resuelto mediante RL, toma la 
descarga de agua a la turbina en cada etapa para cada planta como un 
insumo, a diferencia de la presente tesis doctoral, donde la descarga turbinada 
es una de las principales variables de decisión.   
 
Mediante esta metodología, el problema se descompone en sub-problemas 
más sencillos y fáciles de resolver. La RL utiliza la estrategia „divide y vencerás‟ 
también conocida como „descomposición de precios‟. En particular, los 
multiplicadores asociados a las restricciones de demanda son usados para 
estimar los precios de la electricidad. Guan, Luh, and Zhang (1995) utilizan un 
método de aproximación basado en RL, agregando penalizaciones cuadráticas 
asociadas con los requerimientos de demanda del sistema. Dmartini, et al. 
(1996) adicionan un despacho de avance, con el fin de ampliar el alcance del 
despacho económico clásico, incorporando una visión a largo plazo. Resuelven 
el despacho económico utilizando un modelo estático y el despacho de avance 
mediante un modelo dinámico. Para castigar la violación de restricciones, 
agregan términos de penalización proporcionales a los multiplicadores de 
Lagrange. Para actualizar la penalización utilizan un procedimiento, que 
considera los errores del pronóstico. 
 
Nilsson and Sjelvgren (1997) descomponen el problema en sub-problemas 
para cada planta hidroeléctrica, relajando la ecuación de balance de potencia, 
consideran zonas de operación prohibida y costos de arranque, sólo permiten 
descargas en los puntos de mejor eficiencia técnica, y si los puntos factibles 
están conectados por una curva, ésta no tiene que ser cóncava. Tufegdzic and 
Hyslop (1997) desarrollan un detallado modelo de un sistema hidroeléctrico 
interconectado para realizar una programación de cada media hora, la cual es 
revisada y actualizada cada 5 minutos, lo que permite una optimización casi en 
tiempo real según las variaciones de precios y de afluencias a los embalses. 
Además, consideran la eficiencia de la cabeza de agua y los costos de 
arranque, relajan la restricción tradicional de equilibrio de potencia y asumen 
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que cada unidad es operada en su punto de máxima eficiencia, cuando esto es 
factible, y por lo tanto, obtienen la máxima energía posible del agua 
descargada. 
      
Ni, Guan, and Li (1999) solucionan los sub-problemas de RL, mediante otro 
conjunto de multiplicadores que relajan las restricciones de capacidad y de 
mínima generación de las unidades hidroeléctricas individuales. Los sub-
problemas resultantes son descompuestos en dos nuevos conjuntos de sub-
problemas: uno con variables continuas, que determinan los niveles de 
generación de todas las unidades en la cuenca, el cual se resuelve por medio 
de un algoritmo no lineal de flujo en redes, y un número de problemas enteros 
puros  que determinan los estados de compromiso hidroeléctrico, un problema 
para cada unidad, el cual es resuelto por programación dinámica con pocos 
estados y transiciones bien definidas. Los dos conjuntos de sub-problemas son 
coordinados mediante multiplicadores que son actualizados al nivel dual 
intermedio usando un algoritmo de sub-gradiente modificado.  
 
Yih and Baldick (1999) dualizan las restricciones de producción del sistema, 
demanda y reserva requeridas, y descomponen el problema en un sub-
problema de programación dinámica para cada generador. Guan, Svoboda and 
Li (1999) consideran zonas de operación prohibidas y utilizan un conjunto 
adicional de multiplicadores para relajar las restricciones de descarga 
discontinua en unidades hidroeléctricas individuales formando una estructura 
de optimización de dos niveles. La función objetivo consiste en maximizar el 
beneficio obtenido por la generación hidroeléctrica dados los precios 
marginales o pronósticos de precios de mercado. Jiménez and Conejo (1999) 
descomponen el problema original en un sub-problema por cada planta térmica 
y uno por cada hidroeléctrica, lo cual  permite una precisa modelación del 
sistema de generación. El principal aporte de este trabajo es la solución del 
problema dual, que por otras técnicas resulta difícil e ineficiente, la mayoría de 
las veces. La solución encontrada, en este caso, es computacionalmente 
eficiente y sin oscilaciones. El método propuesto incorpora el control adaptativo 
de la región factible.  
 
Philpott, Craddock and Waterer (2002) consideran un gran número tanto de 
escenarios de demanda como de variables binarias y relajan el problema 
usando una heurística de redondeo basada en programación dinámica. Yu, et 
al. (2002) logran la convexidad usando una aproximación lineal por partes de la 
relación entre la cabeza y el volumen de agua en el embalse. Colocan una cota 
superior al número de encendidos y apagados de las unidades en el horizonte 
de programación. La suma de estas dos variables debe ser a lo sumo uno 
durante un cierto período de tiempo para garantizar que una vez la unidad sea 
encendida, ésta no será apagada hasta que lleve un determinado número de 
períodos en operación. 
 
Finardi y Da Silva (2004) relajan las restricciones de acople, vía multiplicadores 
de Lagrange, y descomponen el correspondiente problema dual en sub-
problemas locales, más sencillos. Finardi and Da Silva (2005) asumen una 
función de producción no lineal y modelan “zonas de operación prohibidas”. 
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Dada una descarga de salida que debe ser cumplida por la planta, tratan de 
encontrar el número óptimo de generadores que deben ser despachados y su 
producción, con el objetivo de maximizar la generación total de la planta 
hidroeléctrica. Finardi y Da Silva (2006) utilizan RL combinada con una técnica 
de duplicación de variables, mediante la cual se introducen variables artificiales 
que replican las originales, para desacoplar las restricciones asociadas con 
zonas de operación prohibidas. Actualizan los multiplicadores de Lagrange 
mediante un algoritmo basado en el Bundle Method y resuelven sub-problemas 
de naturaleza no lineal continua, mediante un algoritmo de Programación 
Cuadrática Secuencial (Zhai, Guan and Cui, 2002; Nocedal and Wright, 1999).  
 
Las técnicas de RL presentan una gran solidez teórica y, por lo tanto, aparecen 
en esta área como el método de solución preferido por muchos autores. Sin 
embargo, su principal desventaja es que ante leves variaciones en los 
multiplicadores, la solución de los sub-problemas puede presentar oscilaciones 
(Guan, Luh y Zhang, 1995; Ni, Guan y Li, 1999). Además, tienen ciertas 
limitaciones como la incapacidad de resolver el problema de asignación de las 
unidades cuando varias de éstas son idénticas, ya que al descomponer el 
problema, los correspondientes sub-problemas serían idénticos y por lo tanto 
sus soluciones también deberían ser idénticas, lo cual presenta restricciones 
adicionales, no realistas para el verdadero problema a resolver. Existen 
diferentes formas de relajación para las restricciones de acople. Uno de los 
principales criterios para su selección consiste en tratar de reducir, en la 
medida de lo posible, la brecha de dualidad resultante. Después de resolver el 
problema dual, es necesario ajustar los puntos primales correspondientes al 
óptimo dual para encontrar un punto primal que sea factible. Para recuperar la 
factibilidad primal debería realizarse una fase de depuración, posiblemente 
basada en procedimientos heurísticos.  
 
Los enfoques teóricos relacionados con la optimización de sistemas dinámicos 
o estocásticos, a gran escala, generalmente están basados en la teoría de 
partición desarrollada por J. F. Benders (1962) o en la Relajación Lagrangiana 
(Bazaraá y Shety, 1979).  Estas metodologías utilizan el esquema de partición 
y descomposición para resolver problemas dinámicos de optimización de gran 
tamaño. Van Roy (1983) desarrolla los principios para integrar estos dos 
enfoques y los denomina Descomposición Cruzada. En la solución de los sub-
problemas pueden jugar un papel importante los modelos clásicos de 
optimización. Desde el punto de vista económico, las técnicas de gran escala 
permiten analizar los sistemas desde múltiples puntos de vista, tanto a nivel 
micro como a nivel macro. Holmerg (1996) analiza las relaciones existentes 
entre las estructuras matemáticas y las organizacionales, haciendo un paralelo 
entre el organigrama y el flujo de información con algoritmos jerárquicos. 
 
Velázquez (2005) relaciona el proceso de partición de Benders con el 
procedimiento típico del funcionamiento de la bolsa de energía, tal como se 
referencia a continuación. En la simulación del mercado colombiano, el 
coordinador del mercado representa la demanda y los generadores la oferta. 
Los cortes de Benders que se generan a partir de la información dual de los 
sub-problemas de los agentes definen la función de oferta de los productores 
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que someten sus ofertas al mercado. El proceso algorítmico puede 
interpretarse como un diálogo entre el coordinador del mercado y cada uno de 
los productores con el objetivo de ir obteniendo información que le permita ir 
construyendo la función de oferta agregada del mercado la cual es 
desconocida para el coordinador. Este proceso puede ser interpretado como 
una subasta de un solo producto, donde el esquema basado en la teoría de 
Benders implica que a partir de una oferta inicial, el coordinador solicita nuevas 
ofertas a los productores para que determinen el precio al que están dispuestos 
a vender la cantidad solicitada. De esta manera, el coordinador va recopilando 
información que le sirve para determinar nuevas cantidades a cotizar si 
considera que existen posibilidades de obtener un menor precio para el 
mercado.  El coordinador analizará todas las ofertas recibidas y determinará el 
precio del mercado seleccionando las mejores. Si es posible obtener un mejor 
precio, estimará las cantidades que debe suministrar cada productor para 
mejorar el precio. De lo contrario, el proceso de subasta termina. 
 
Parece conveniente anotar que una conversación coordinador-agentes del 
citado tipo tiene una estructura semejante a la establecida por la 
reglamentación de la denominada “Bolsa de Energía”  del mercado de 
electricidad colombiano (mercado spot).  La diferencia radica en que en la 
“Bolsa de Energía” solo se realiza una iteración del proceso, comenzando por 
los generadores y por lo tanto solo en casos excepcionales puede proporcionar 
resultados óptimos desde el punto de vista del coordinador, ya que no se 
realiza el proceso iterativo que garantiza la convergencia a la optimalidad 
(Velázquez, 2005, p.7-16). 
 
La Relajación Lagrangiana puede interpretarse como una subasta donde el 
coordinador hace ofertas de precios a los productores para que éstos 
determinen la cantidad que están dispuestos a vender a ese precio.  El 
coordinador va recopilando información para determinar un nuevo precio. Si 
existe sobre-oferta, el nuevo precio propuesto por el coordinador será menor; 
en caso de déficit, tal precio será mayor. Cuando se llegue a la igualdad, se 
tendrá el precio de equilibrio del mercado. 
 
Baíllo (2002) considera un modelo para el diseño de ofertas óptimas en un 
mercado spot de electricidad relacionado con un problema estocástico multi-
etapa correspondiente a una secuencia de mecanismos de mercado, cada uno 
para una etapa de decisión, donde pueden tomarse “acciones de recursos” 
para corregir cualquier resultado no deseado. La estocasticidad es debida a la 
incertidumbre de la curva de demanda residual que enfrenta la empresa. En el 
mismo trabajo, este autor formula además el problema de asignación de las 
unidades como una secuencia de programas estocásticos de dos etapas. 
Ambos problemas requieren el uso de técnicas de descomposición para poder 
resolver casos de estudio realistas. Por lo tanto, aplica la descomposición de 
Benders como la técnica más adecuada para la solución del primer problema y 
la Relajación Langrangiana para el segundo, debido a la presencia 
generalizada de variables binarias. Este mismo autor considera una detalla 
representación del portafolio de la empresa incluyendo sus plantas de 
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generación, su posición en otros mecanismos del mercado y sus principales 
objetivos estratégicos.    
 
1.6.4  Otros métodos de solución 
 
Para la solución de este tipo de problemas se han propuesto otros métodos de 
optimización utilizando tanto herramientas clásicas como técnicas heurísticas y 
algunas combinaciones de ambas (Brannlund, et al, 1986; Sheble and Fahd, 
1994; Li, Johnson y Svoboda, 1997; Li, et al, 1997; Al-Agtash and Su, 1998; 
Conejo, et al, 2002). Sjelvgren, et al. (1983) desarrollan un método de solución 
que modifica el problema hidro-térmico estacional en uno de flujo en red. 
Christoforidis, et al. (1996) utilizan el concepto de planta agregada asumiendo 
las unidades del mismo orden como una planta equivalente. Tufegdiz, Frowd, 
and Stadlin (1996), mediante una política de operación a medio plazo, 
determinan la descarga de agua diaria para cada unidad con el fin de alcanzar 
la energía requerida. En un segundo paso, programan de forma óptima estas 
unidades, utilizando la descarga de agua previamente definida, optimizan la 
producción de energía mediante la maximización de la cabeza, asegurando 
que la operación esté siempre lo más cerca posible de la eficiencia máxima. La 
función de despacho económico ajusta los puntos del despacho de las 
unidades, según su discrepancia entre la carga real y la pronosticada, 
basándose en datos en tiempo real por telemedida. Eriksen, Jorgensen, and 
Ravn (1996) utilizan programación paramétrica para describir un método de 
desacople del sistema hidro-térmico en dos sub-problemas independientes, el 
hidráulico y el térmico, cada uno de los cuales puede ser representado en 
forma detallada y resuelto de manera independiente.  
 
Prasad, Paranjothi and Ramachandran (1997) proponen un modelo hibrido 
difuso de red neuronal-sistema experto. Diseñan la capa de entrada de la red 
neuronal para adoptar valores de membresía difusos no lineales, del perfil de 
demanda de carga y usan un sistema experto adaptativo para manipular la 
programación, utilizando un mecanismo de inferencia basado en reglas. 
Asumen que bajo condiciones de incertidumbre, las redes neuronales producen 
mejores resultados que otros métodos, aunque no garantizan una solución 
óptima. Moitre, et al. (1997) usan algoritmos genéticos. 
 
Al-Shakarchi y Al-Hassany (2000) combinan la programación dinámica con la 
Relajación de Lagrange. Chang, et al. (2001) incluyen restricciones discretas y 
dinámicas, de encendido y apagado de las unidades, así como límites de 
mínimo tiempo de encendido y de apagado. Zhai, Guan y Cui (2002) combinan 
la RL, tratando de evitar la brecha de dualidad, con el sub-gradiente subrogado 
(Zhao, Luh y Wang, 1999). Azevedo y Correa (2005) combinan la regla de 
probabilidad condicional de Bayes con la Teoría de Juegos para hallar el 
equilibro de Nash, a partir de la matriz de pagos de cada agente. 
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1.6.5  El problema de la cabeza variable 
 
Los efectos de la cabeza variable han sido estudiados, entre otros, por Li, 
Johnson y Svoboda (1997), García-González (2003), Parrilla y García-
González (2006), Catalão, et. al. (2006), García-González, Parrilla y Mateo 
(2007) y Catalão, et. al. (2009). García-González, Parrilla y Mateo (2007) 
consideran en un modelo basado en beneficios, con dos criterios de aversión al 
riesgo, máximo beneficio y mínimo Valor Condicional en Riesgo (CVaR). El 
problema se resuelve mediante un procedimiento iterativo, con aproximaciones 
lineales por partes. Catalão, et. al. (2006) muestran que el comportamiento a 
corto plazo de un embalse depende tanto de su posición relativa en el sistema 
como de los parámetros físicos de la hidro-cadena. La eficiencia de la planta se 
asume como una función lineal de la cabeza, y la cabeza como una función 
lineal del volumen embalsado. De esta manera, la generación de potencia es 
una función no lineal de la descarga de agua y de los volúmenes almacenados 
tanto en el mismo embalse como en el siguiente; la solución se basa en 
programación cuadrática indefinida. Mediante un estudio de caso de tres 
embalses en cascada, muestran que el proceso de optimización aplaza la 
generación de potencia en los períodos iniciales para alcanzar altos niveles de 
almacenamiento en las plantas con mayor eficiencia.  
 
Conejo et. al. (2002) formulan y resuelven un modelo de Programación Lineal 
Entera Mixta, PLEM, que asigna a la curva de desempeño de las unidades tres 
diferentes niveles de agua almacenada en los embalses (bajo, medio y alto); 
utilizan variables binarias para seleccionar la curva de desempeño 
correspondiente a cada uno de estos tres niveles y para modelar cada una de 
estas curvas no cóncava. Borghetti (2008) considera un embalse aislado con 
una planta hidroeléctrica y múltiples unidades de bombeo, para proponer una 
mejora en dos pasos: i) una extensión de Conejo et. al. (2002) para generalizar 
su enfoque a un número paramétrico de volúmenes de agua, y ii) una 
linealización con una estimación más precisa del límite superior sobre la 
producción de potencia mediante un método de combinación convexa 
considerando tanto los volúmenes como las descargas. En la presente 
investigación estas curvas son modeladas por una función continua que 
permite representar las no-concavidades donde, a diferencia de Nilsson y 
Sjelvgren (1997a) y Nilsson y Sjelvgren (1997b), la operación de la planta no se 
restringe a los puntos de mejor eficiencia local, es decir, las curvas son 
apropiadas para representar la no concavidad global. 
 
Parrilla y García-González (2006) estudian los efectos de la cabeza variable (Li, 
Svoboda, Hsu, 1997; García-González, et al., 2003) mediante un modelo lineal 
entero-mixto y proponen la combinación de técnicas heurísticas para hallar una 
solución inicial entera factible mediante el método de ramal y límite (Nilsson, 
Sjelvgren, 1995). Luego realizan una búsqueda sobre el espacio de soluciones 
factibles. García-González, Parrilla and Mateo (2006), consideran los posibles 
costos de arranque y los efectos de la cabeza neta variable. 
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Catalao, et al. (2006) analizan el comportamiento a corto plazo de embalses 
cabeza-dependientes. Muestran que el rol jugado por los embalses depende, 
además de su posición relativa en el sistema, de los datos físicos que definen 
los parámetros de la hidro-cadena. Suponen la generación de potencia como 
una función de la descarga de agua y la eficiencia de la planta. Para cada 
planta, asumen la eficiencia como una función lineal de la cabeza y ésta como 
función de los niveles de almacenamiento en el propio embalse y en el 
siguiente en la cadena. Para cada embalse, suponen que el nivel del agua es 
una función lineal del volumen de almacenamiento. De esta manera, obtienen 
la generación de potencia como una función no lineal de la descarga de agua y 
de los volúmenes almacenados en el propio embalse y en el siguiente de la 
cadena. Para la solución de este problema, utilizan la Programación Cuadrática 
Indefinida, clasificada como un tópico aún en investigación en optimización 
global. Mediante un caso de estudio conformado por un sistema con tres 
embalses en cascada, muestran que el proceso de optimización pospone la 
generación de potencia en los períodos iniciales para alcanzar altos niveles de 
almacenamiento en las plantas con mayor eficiencia. En comparación con un 
método de programación lineal, que ignora la dependencia de la cabeza, 
encuentran incrementos en los beneficios entre 3.21% y el 7.86%, con un 
esfuerzo computacional similar. 
 
             
1.7   Síntesis del capítulo 
 
A manera de síntesis de este capítulo, puede decirse que los mercados de 
electricidad están siendo cada vez más competitivos y sofisticados. Por lo 
tanto, se requieren nuevos enfoques y mejores herramientas, más eficientes y 
robustas, que permitan integrar y coordinar las decisiones operacionales 
tomadas por una empresa de generación con el objetivo de obtener la máxima 
eficiencia técnica de sus unidades que le faciliten obtener ahorros significativos 
en los recursos hidráulicos, los cuales pueden representar ingresos adicionales 
si se venden como energía eléctrica durante unos períodos de tiempo donde 
los precios del mercado pueden ser más favorables. 
 
Los beneficios de una empresa de generación hidroeléctrica son el resultado 
de múltiples factores dentro de los cuales pueden destacarse los precios de la 
electricidad y las estrategias de producción y mercadeo tanto de la propia 
empresa como de la competencia. En los mercados de electricidad se ha 
prestado mucha atención a los temas de los precios pero se requiere más 
análisis relacionados con la eficiencia técnica de las unidades de generación. 
Sólo en muy pocos trabajos esta eficiencia técnica se ha considerado de 
manera explícita.  
 
Una empresa de generación hidroeléctrica que desea optimizar sus decisiones 
de programación puede estar más interesada en un modelo que represente en 
detalle solamente sus propias unidades de generación y considerar de manera 
agregada las de sus competidores. De lo contrario, el problema sería 
demasiado grande y los datos de entrada difíciles de obtener o imposibles. Su 
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desventaja es que la formación de precios no puede ser modelada como el 
resultado de la interacción de los participantes en el mercado. Por otro lado, 
incluir las unidades de generación de los rivales incrementaría 
significativamente el tamaño del problema y requeriría estimar los costos y 
parámetros técnicos de la competencia lo cual sería muy difícil, si no imposible, 
en la práctica. 
 
Los temas tratados en este capítulo afectan, directa o indirectamente, la toma 
de decisiones por parte de los generadores. Por lo tanto, sería conveniente 
analizar los posibles efectos sobre las decisiones de una empresa de 
generación hidroeléctrica si se consideraran cambios en algunas de las 
condiciones citadas a continuación. 
 
- La inclusión del criterio de la eficiencia técnica de las unidades de 
generación hidroeléctrica. 
 
- El análisis de los objetivos de los generadores y de los objetivos 
sociales, económicos y ambientales de los usuarios de la electricidad, en 
particular, y de la sociedad, en general. 
 
- El interés del regulador para incentivar la eficiencia técnica de los 
generadores como un posible mecanismo de incremento de sus propios 
beneficios como para una operación más amigable y transparente desde 
el punto de vista tanto ambiental como social. 
 
En el siguiente capítulo se considera en más detalle el tema de la eficiencia 
técnica de las unidades de generación hidroeléctrica 
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2.  EVALUACIÓN DE LA EFICIENCIA TÉCNICA EN LA GENERACIÓN 
 HIDROELÉCTRICA 
 
 
2.1   Introducción 
 
En el capítulo anterior se presentó la operación de una empresa de generación 
hidroeléctrica en mercados de corto plazo como un problema de investigación 
complejo en el contexto de la Coordinación Hidrotérmica de Corto Plazo, 
relacionada con tres problemas a saber: la Asignación de las Unidades, el 
Despacho Económico y el Diseño de Ofertas para el mercado del día siguiente. 
Se planteó el problema de la cabeza variable en la generación hidroeléctrica y 
la importancia de evaluar la eficiencia técnica de las unidades. En el presente 
capítulo se describe en más detalle el concepto de la eficiencia técnica en la 
generación hidroeléctrica de tal manera que permita caracterizar el problema 
de interés, tan precisamente como sea posible, con el propósito de establecer 
una delimitación apropiada para el desarrollo de esta investigación. 
 
Uno de los objetivos fundamentales de esta tesis doctoral es la evaluación de 
los efectos no lineales de la cabeza variable y de la eficiencia técnica de las 
unidades en la generación de potencia hidroeléctrica. Este capítulo tiene como 
propósito principal, la descripción del comportamiento de las unidades y las 
plantas de generación hidroeléctrica en el contexto del problema de 
programación de la operación, considerando la manera en que las unidades 
producen energía eléctrica a partir de los recursos hidráulicos disponibles. Se 
realiza un detallado análisis de las leyes que rigen su comportamiento físico 
haciendo énfasis en el fenómeno de la cabeza variable y en la evaluación de su 
eficiencia técnica. Se representan los aspectos fundamentales de la función de 
producción de las unidades de generación hidroeléctrica así como de sus 
restricciones asociadas y sus costos de operación. 
 
La generación hidroeléctrica es considerada como la principal fuente de 
electricidad en sistemas de potencia como los suramericanos, donde en Brasil 
representa de manera aproximada el 85.56%, en Colombia el 70%, en 
Venezuela el 67.17% y en Paraguay el 100%. Este último país, además 
exporta el 90% de su producción a Brasil y Argentina. En Noruega, la 
generacón de origen hidráulico representa el 98.25% de su electricidad y en 
Canadá, el 61.12% (U.S. eia, 2010). 
 
Para el modelado de la función de producción hidroeléctrica se considera el 
comportamiento físico de las unidades de generación, las cuales están 
conformadas por las turbinas que son las responsables de transformar la 
energía potencial gravitacional en energía mecánica, y los generadores que 
convierten esta energía mecánica en energía eléctrica; por esta razón, una 
unidad de generación hidroeléctrica se conoce comúnmente como un conjunto 
turbina-generador. En una planta hidroeléctrica, la producción de electricidad 
puede ser representada, en forma simplificada, como la transformación de la 
energía potencial gravitacional del agua almacenada en el embalse en energía 
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eléctrica por medio de las unidades generadoras. El agua que se capta a una 
cota determinada, después de pasar por las turbinas, se descarga a una cota 
inferior. Las turbinas convierten la energía potencial gravitacional en energía 
mecánica accionando sus ejes conectados a los generadores, los cuales 
suministran energía eléctrica en sus terminales. 
 
 
2.2 La función de producción en la generación hidroeléctrica  
 
La energía producida por una unidad hidroeléctrica, durante el proceso de 
generación, puede representarse por la ecuación (2.2.1).  
 
Ei  =  Epi * ηti * ηgi (2.2.1) 
 
Donde:  
 
Ei : Energía producida (salida) por el generador i durante un período de   
        tiempo ∆t. 
Epi : Energía potencial de la masa de agua que se utiliza para accionar la turbi-    
        na acoplada al generador i durante el período de tiempo ∆t. 
ηti : Eficiencia de la turbina acoplada al generador i a lo largo del período de 
        tiempo ∆t. 
ηgi : Eficiencia del generador i durante el período de tiempo ∆t.  
 
La energía potencial gravitacional, Epi, suministrada a la turbina durante un 
período de tiempo ∆t, puede expresarse como el producto de tres magnitudes, 
a saber, la masa de agua, la aceleración de la gravedad y la altura de la caída 
neta. La masa de agua que pasa por una turbina puede obtenerse 
multiplicando su densidad por su volumen, este último considerado como el 
producto entre la descarga de agua y el período de tiempo correspondiente 
(Finardi, 2003). De esta manera, la ecuación (2.2.1) puede reescribirse como la 
expresión (2.2.2). 
 
Ei = [(σ qi ∆t) g hi] ηti ηgi (2.2.2) 
 
Donde:  
 
σ   : Densidad del agua [kg/m
3] 
qi  : Descarga media de agua impulsada por la turbina i-ésima durante el perío- 
       do ∆t [m3/s] 
∆t  : Período de tiempo considerado [s] 
g   : Aceleración de la gravedad [m/s2]  
hi  : Altura de la caída neta de la turbina i [m] en el intervalo de tiempo ∆t. Esta   
       altura se define, de una manera detallada, más adelante. 
 
Definiendo la potencia como la energía generada por unidad de tiempo, p = 
dE/dt, la potencia de salida de la unidad i, pi puede expresarse mediante la 
expresión (2.2.3). 
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pi = [σ g hi qi] ηti  ηgi (2.2.3) 
 
En esta ecuación, las unidades de medida, en watts, pueden definirse como se 
muestra a continuación, tomando la densidad del agua como σ = 1000 kg/m3, la 
aceleración de la gravedad, g = 9.81 m/s2, la altura de la caída dada en metros, 
la descarga en metros cúbicos por segundo y la eficiencia de la unidad o grupo 
turbina-generador como ηj =  ηtj * ηgj, cuya medida es adimensional, 
generalmente tomada en porcentaje.  
 
[pi] = [kg/m
3 * m/s2 * m * m3/s] = [kg * m2 / s3] = [W] 
 
Expresando estas unidades de en megawatts, la potencia hidráulica total de 
una unidad de generación hidroeléctrica puede expresarse como: 
 
pi = 9.81* 10
-3 * ηj * hi * qi (2.2.4) 
 
De esta manera, la función de producción de potencia de una unidad de 
generación hidroeléctrica puede ser definida como el producto de las siguientes 
variables: la altura de la caída neta, hj, la descarga de agua a la turbina i, qi, y 
la eficiencia de la unidad o grupo turbina-generador. A continuación se 
describe, en detalle, la influencia de cada una de estas tres variables en la 
potencia de salida.  
 
2.2.1   La caída bruta. 
 
En la operación de una planta de generación hidroeléctrica, la caída o cabeza 
bruta se define como la caída topográfica, es decir, la diferencia de cotas entre 
el nivel del embalse aguas arriba, en la captación de agua, y el nivel aguas 
abajo en el canal de fuga, cuando la descarga a la planta es nula, o sea con las 
turbinas fuera de servicio y sin vertimientos (Macyntre, 1983). La citada cota 
aguas arriba es una función del volumen almacenado en el embalse. A su vez, 
la cota aguas abajo es una función de la descarga defluente, d, conformada por 
la descarga total turbinada en la planta, Q, más el vertimiento, s, (según el 
diseño de la planta) tal que d = Q + s, durante un período de tiempo de 
duración ∆t. De esta manera, la cabeza bruta promedio, hb, durante un intervalo 
de tiempo de duración ∆t, puede definirse mediante la expresión (2.2.5).  
 
hb = Nsup(vo,vf) – Ninf(Q,s) (2.2.5) 
       
Donde:  
 
Nsup(.) es una función de la cota aguas arriba de la planta que expresa la 
relación, creciente, entre esta cota y el volumen de agua almacenada en el 
embalse 
 
Ninf(.) es una función de la cota aguas abajo de la planta que relaciona el valor 
de esta cota y la descarga defluente, d = Q + s, durante el período de tiempo 
∆t.  
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Finardi (2003) estima la cota equivalente aguas arriba, Nsup(vo,vf), mediante la 
expresión (2.2.6), presentada más adelante, la cual, afirma, en la mayoría de 
casos del sistema brasileño, puede aproximarse por un polinomio de cuarto 
orden del volumen como en (2.2.7), y la cota aguas abajo asociada a la función 
Ninf(.), a veces denominada curva cota-descarga, como un polinomio de cuarto 
orden de las defluencias, tal como se expresa en (2.2.8). Este autor realiza 
otras simplificaciones; por ejemplo, para la planta Ilha Solteira, que tiene un 
embalse con gran regularización localizado en el Río Paraná, SP, Brasil, 
muestra que la cota aguas arriba puede aproximarse adecuadamente mediante 
el polinomo de cuarto grado del volumen promedio v = (vo + vf) / 2, presentado 
en la expresión (2.2.9).   
 
Nsup(v0,vf) = [1/(v0 - vf)] ∫v0
vf (a0 + a1v + a2v
2 + a3v
3 + a4v
4)dv (2.2.6) 
 
Nsup(v) = a0 + a1v + a2v
2 + a3v
3
 + a4v
4 
 
(2.2.7) 
 
Ninf(d) =  b0 + b1d + b2d
2+ b3d
3+ b4d
4 
 
(2.2.8) 
Nsup(v0,vf) ≅ fcm(v) = a0 + a1v + a2v
2+a3v
3+a4v 
4 (2.2.9) 
 
 
 
Para el caso del Sistema Eléctrico Colombiano, SEC, durante el desarrollo de 
esta investigación se consultó la información disponible correspondiente a sus 
principales embalses (EEPPM, 2007), se realizó un pre-procesamiento de los 
datos pertinentes para establecer los valores asociados a los diferentes niveles 
de la cabeza y del volumen de agua almacenada. A partir de esta información 
se realizaron varios análisis de regresión estadísica, mediante el paquete de 
software R, versión 2.10, ajustando polinomios de diferentes grados para 
estimar la relación cabeza-volumen del embalse. Los principales resultados se 
presentan a continuación, en la Figura 2.1, donde se observa que la cota 
equivalente aguas arriba puede representarse de manera adecuada mediante 
un polinomio de segundo grado del volumen de agua almacenada en el 
embalse. Las pruebas estadísticas t y F corroboran la bondad del ajuste en 
todos los casos. Para el caso de Porce III, en la Tabla 2.1 se presentan los 
coeficientes estimados, los errores estándar y los valores de probabilidad p en 
la distribución t de Student. Además, se muestra el modelo de Análisis de 
Varianza, ANOVA. Los valores de p en las pruebas t y F, indican que todos los 
parámetros son significativamente diferentes de cero. El coeficiente de 
determinación R2 igual a 0.9595 significa que el modelo explica 
aproximadamente el 95.95% de la variabilidad de los datos. En todos los otros 
casos examinados, este coeficiente de determinación, R2, es mayor que el 
citado y, por lo tanto, el ajuste es mejor que el de Porce III. En el Anexo B, se 
presentan los resultados de las pruebas estadísticas realizadas para estos 
otros casos. 
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Figura 2.1   Relación cota-volumen del embalse Tasajera 
Fuente:        Elaboración propia. 
 
  
Porce II 
h [m] 
Vol 
[Hm3] 
924.5 149.37 
924 145.04 
920 112.31 
916 82.9 
912 56.82 
908 34.07 
904 14.64 
 
Figura 2.2   Relación cota-volumen del embalse Porce II 
Fuente:        Elaboración propia 
 
 
h = 2247.6 + 0.163 * V - 0.0002 * V2     R2 = 0.9997        
 
2245
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2260
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2270
2275
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m
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V [Hm3] 
Tasajera Tasajera 
 h [m] 
Vol 
[Hm3] 
2270 187.36 
2268 164.93 
2266 143.71 
2264 123.68 
2262 104.85 
2260 87.22 
2258 70.79 
2257 63.03 
2256 55.56 
2254 41.53 
2252 28.66 
2250 16.44 
 
h = 901.14 + 0.2096 * V - 0.0004 * V2 R2 = 0.9998     
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h
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m
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Figura 2.3   Relación cota-volumen del embalse Troneras 
Fuente:       Elaboración propia 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 2.4   Relación cota-volumen del embalse Porce III 
Fuente:       Elaboración propia 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
h = 1760.2 + 0.8945 * V - 0.0131 * V2       
 R2 = 0.9934 
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1762.00 2.78 
Porce III 
h [m] Vol [Hm3] 
570 0.57 
580 1.83 
590 4.35 
600 8.53 
610 14.75 
620 23.61 
630 35.65 
640 51.21 
650 71.19 
660 97.10 
670 129.43 
680 170.02 
 
h = 584.05 + 1.2709 * V - 0.0043 * V2 R2 = 0.9595
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700
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Figura 2.5   Relación cota-volumen del embalse Miraflores 
Fuente:       Elaboración propia 
 
 
 
 
 
 
                                                        
Figura 2.6   Relación cota-volumen del embalse Guatapé 
Fuente:       Elaboración propia 
 
 
 
 
h = 2032.8 + 0.3829 * V - 0.0014 * V2            R2 = 0.9964      
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h = 1857.9 + 0.0443 * V - 0.00002 * V2      R2 = 0.9971 
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2058 105.47 
2057 99.09 
2056 92.86 
2054 80.89 
2052 69.21 
2050 58.31 
2048 48.37 
2046 39.4 
2044 31.37 
2042 24.47 
2040 18.82 
2038 13.78 
2036 9.36 
2034 5.55 
Guatapé 
h [m] 
Vol 
[Hm3] 
1887 1070.21 
1886 1009.08 
1884 892.56 
1882 783.68 
1880 682.44 
1878 588.86 
1876 502.92 
1874 424.63 
1872 353.98 
1870 290.98 
1868 235.63 
1866 185.39 
1864 140.82 
1862 102.45 
1860 70.28 
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Figura 2.7   Relación cota-volumen del embalse Playas 
Fuente:       Elaboración propia 
 
 
 
Tabla 2.1   Pruebas estadísticas para el ajuste del embalse Porce III 
 
Estimación de parámetros y prueba de significancia 
Variable 
Estimated 
Coefficient 
Standard 
Error 
t value P(>│t│) 
Intercepto 584.1 3.902 149.685 < 2e-16 
V 1.271 0.1494 8.508 0.0000135 
V2 -0.004338 0.0009253 -4.689 0.00114 
 
Anova Model 
Variable  
Degrees 
of 
Freedom 
Sum of 
squares 
RMSE F value P(>F) 
V 1 12305.7 12305.7 191.188 
2. 283e-
07  
V2 1 1415.0 1415.0 21.984 0.001138 
Residuals 9 579.3 64.4     
 
 
De los anteriores resultados estadísticos puede concluirse que para los 
embalses seleccionados del sistema hidroeléctrico colombiano, la elevación de 
la cota equivalente aguas arriba del embalse asociado a la central puede 
representarse de manera adecuada mediante un polinomio de segundo grado 
del volumen de agua almacenada, tal como se experesa en la ecuación 
(2.2.10). El citado volumen de agua depende de varias variables, como será 
indicado más adelante, donde se considera de fundamental importancia la 
descarga de agua a las turbinas, qj, la cual se toma en esta investigación como 
una de las principales variables de decisión.  
 
h = 953.94 + 0.5034 * V -0.0029 * V2        R2 = 0.9932  
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Nsup(v) = a0 + a1v + a2v
2 (2.2.10) 
 
La cota aguas abajo tiene efectos sobre la potencia de salida de una unidad de 
generación hidroeléctrica sólo cuando las turbinas hidráulicas son de reacción, 
tipo Francis, Kaplan o de hélice, cuyo trabajo realizado se obtiene por la 
transformación tanto de energía cinética como de presión del agua en energía 
eléctrica. Por las características operativas del funcionamiento de este tipo de 
turbinas, la alteración de su nivel aguas abajo afecta directamente la altura de 
caída en la unidad. Las turbinas de acción del tipo Pelton, la Turgo con 
inyección lateral y las turbinas de doble impulsión o de flujo cruzado conocidas 
como turbinas Ossberger o Banki-Michell, utilizan sólo la energía cinética del 
agua para la transformación de la energía potencial gravitacional en energía 
mecánica y, por lo tanto, en este caso, el cambio en la cota aguas abajo no 
influencia la altura de la caída.  
 
La cota aguas abajo puede calcularse a partir del volumen correspondiente a 
las defluencias tal como se indicó anteriormente, cuya aproximación se expresó 
mediante la ecuación (2.2.8). En algunos casos específicos, esta cota puede 
estimarse a partir de la descarga lateral de un afluente asociado aguas abajo 
(como es el caso de la planta de Itaipú, en los límites entre Barasil y Paraguay 
que tiene el río Iguaçu como afluente aguas abajo). Cabe anotar que en 
algunos casos puede existir remanso (elevación del nivel aguas abajo causado 
por la demora en el escurrimiento de agua), y que para algunas plantas, la cota 
aguas abajo es independiente del vertimiento, ya que el volumen de agua 
liberada a través del aliviadero está suficientemente distante del canal de fuga, 
no influenciando la cota aguas abajo y, por consiguiente, tampoco su altura de 
caída. En general, el nivel en la descarga puede presentar ciertas variaciones 
en función del caudal defluente, según la forma y las dimensiones de la zona 
de descarga. Estas variaciones pueden ir desde casos donde se supone 
despreciable (Chang et al., 2001), hasta algunos en los que se expresa por una 
función de cuarto orden del caudal defluente (Finardi and da Silva, 2005). En 
esta investigación, en general, a no ser que se especifique lo contrario, se 
estimará la elevación de la cota aguas abajo mediante una aproximación 
cuadrática de la descarga de agua a las turbinas, tal como se expresa en la 
ecuación (2.2.11). 
 
Ninf(q) =  b0 + b1* q + b2 * q
2 (2.2.11) 
 
2.2.2   Las pérdidas hidráulicas 
 
La función de producción de energía hidroeléctrica ha sido representada 
mediante la expresión (2.2.2), en la cual, la altura de la caída bruta 
correspondiente a una diferencia de energía potencial gravitacional entre dos 
puntos está asociada a la energía transferida o trabajo realizado por la unidad 
de peso del agua entre las dos cotas, aguas arriba y aguas debajo de la 
central. Sin embargo, no todo este potencial energético referente a la altura de 
la caída bruta es aprovechado por la turbina. Durante la conducción del agua 
se presentan pérdidas de energía hidráulica por fricción, referentes al efecto de 
piezas y dispositivos intercalados en los conductos, tales como rejas, portones, 
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válvulas y codos. En general, por consideraciones prácticas, la pérdida 
hidráulica total podría simplificarse asumiendo que se limita a las pérdidas por 
la fricción del agua en los conductos forzados, la cual puede calcularse 
mediante diferentes fórmulas, entre las que se destaca, por su uso 
generalizado, la denominada función de Hazen-Williams (Souza, 1983), 
expresada mediante la ecuación (2.2.12).  
 
Per(i) = 10.643 * q(i)
1.85  * C-1.85 * D-4.87 * L (2.2.12) 
 
Donde:  
 
Per(i) : Pérdida hidráulica en la unidad de generación i, en metros, [m].  
C      : Coeficiente de rugosidad de Hazen-Williams a-dimensional (tabulado).  
            Ver Anexo C 
D       : Diámetro del tubo (conducto), en metros, [m]. 
L        : Longitud del tubo, en metros, [m].  
 
Sin embargo, en los estudios de programación de la operación, es común 
utilizar una aproximación de esta expresión donde se supone que la pérdida 
hidráulica es proporcional al cuadrado de la descarga de agua turbinada en la 
unidad de generación y/o en la planta. Finardi (2003) aproxima la pérdida 
hidráulica de una unidad de generación hidroeléctrica mediante la expresión 
(2.2.13).  
 
Per(i)  = Kpla * Q2 + k(i) * q2(i) (2.2.13) 
 
Donde:  
 
Kpla: Constante característica del conducto forzado de la planta (común a  
           todas las unidades), dada en s2/m5.  
k(i)   : Constante característica del conducto forzado de la unidad de generación  
          (aductores individuales de cada unidad), expresada en s2/m5 (Arce, et al,  
          2002). 
 
Estas constantes son funciones de las características de diseño del conducto 
forzado de la unidad (longitud, diámetro y naturaleza del material, entre otros). 
En la ecuación (2.2.13) se  considera el caso de plantas con un aductor para la 
toma de agua en la cota aguas arriba y aductores individualizados para cada 
conjunto turbina-generador. Cuando no existe el aductor común a todas las 
unidades, sino sólo aductorers individuales, basta considerar en la ecuación 
anterior Kpla igual cero. En el caso de plantas con aductores para grupos de 
unidades generadoras, el modelo puede ser similar al de la expresión (2.2.13), 
incluyendo un valor de Kpla para cada grupo. Las pérdidas hidráulicas, 
representadas por k(i) * q2(i), son el resultado de la fricción del agua en la 
compuerta.  
 
Como una simplificación del modelo y sin pérdidad de generalidad, en esta 
investigación se considera como pérdidas hidráulicas, el producto de la 
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constante de Hazen-Williams por el cuadrado de la descarga de agua a las 
turbinas, según la ecuación (2.2.14) que se presenta a continuación.  
 
Per(i)  = C * q2(i) (2.2.14) 
 
2.2.3   La cabeza neta.  
 
En la sub-sección 2.2.1 se definió la caída bruta, hb, en la operación de una 
planta de generación hidroeléctrica como la caída topográfica o la diferencia 
entre las cotas equivalentes aguas arriba y aguas abajo mediante la expresión 
(2.2.5). En la sub-sección 2.2.2 se definieron las pérdidas hidráulicas que 
pueden estimarse mediante alguna de las ecuaciones (2.2.12), (2.2.13) o   
(2.2.14). Por lo tanto, la altura de la cabeza neta a la que está sometida una 
turbina puede representarse como una función no lineal del volumen de agua 
almacenada en el embalse, de la descarga defluente y, en algunos casos, del 
volumen de la cola aguas abajo de la planta y/o del flujo lateral de un afluente 
próximo. De esta manera, la altura de la cabeza neta, hi, puede representarse 
mediante la expresión (2.2.15). 
 
hi = Nsupi(vi) - Ninfi(Q + s) - Peri(Q,qi) (2.2.15) 
 
Utilizando aproximaciones cuadráticas para estimar la cota equivalente aguas 
arriba en función del volumen de agua almacenada en el embalse, así como 
para las pérdidas hidráulicas y para la cota aguas abajo en función de las 
descargas, tal como fue descrito previamente en las sub-secciones anteriores, 
la cabeza neta en la generación de una unidad hidroeléctrica puede 
representarse como se muestra en la ecuación (2.2.16).  
 
hj = a0 + a1* v + a2*v
2  - b0 - b1*q - b2*q
2 – C * q
2 (2.2.16) 
 
La cabeza bruta, hb, suele considerarse constante en el corto plazo debido a su 
pequeña variación, especialmente en embalses con alta capacidad de 
regulación. Sin embargo, incorporar su variación en la programación de la 
operación podría tener efectos positivos en la precisión de los resultados, 
particularmente para embalses de baja caída o para sistemas en cadena donde 
la operación de uno de los embalses puede presentar interdependencias con 
otros contiguos. Generalmente se asume que la cola de agua puede variar de 
manera significativa en el corto plazo, debido fundamentalmente a la descarga 
total del embalse, Q, aunque en algunas plantas, esta cola de agua también 
depende del vertimiento, s. De esta manera, la operación del embalse aguas 
arriba influencia significativamente la del próximo embalse aguas abajo, pero 
este último también influencia la operación de la planta aguas arriba por su 
efecto sobre la elevación de la cola de agua y, por lo tanto, sobre la cabeza 
neta. Esta condición aumenta la dimensión y complejidad del problema (Finardi 
and da Silva, 2006; Catalão, et. al., 2006; Catalão, et. al, 2009) 
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2.2.4   La eficiencia técnica del grupo turbina-generador  
La energía mecánica transmitida al generador a través del eje de la turbina es 
menor que la energía hidráulica disponible en la sección de entrada al rodete, 
debido a que en el interior de la turbina se generan las denominadas pérdidas 
manométricas (Cuesta y Vallarino, 2000, citado por Pérez, 2008) producidas 
por el rozamiento, el choque y los cambios de dirección del agua al entrar en 
contacto con los álabes de la turbina. La eficiencia o rendimiento hidráulico de 
la turbina, ηt, se define como el cociente entre el salto útil, o energía por unidad 
de masa transmitida al generador, y el salto neto, o energía por unidad de 
masa disponible a la entrada del rodete. El porcentaje de la energía mecánica 
transmitida al rotor de la máquina que se transforma en energía eléctrica se 
conoce como la eficiencia del generador, ηg, la cual es considerada creciente 
con la potencia generada según Arce et al. (2002) y tomada como una 
constante para un amplio rango de puntos de operación según Finardi and da 
Silva (2005). Esta eficiencia del generador suele englobarse dentro del término 
de eficiencia de la ecuación (2.2.4), ηj = ηtj * ηgj, considerada como la eficiencia 
global del grupo turbina-generador (Cuesta y Vallarino, 2000, citado por Pérez, 
2008).  
 
La cuantificación de la eficiencia técnica de una unidad de generación 
hidroeléctrica es función de su punto de operación, en un determinado período 
de tiempo, como se verá a continuación. Cuando la turbina opera en las 
condiciones de diseño, ésta gira con el número de rotaciones especificado y 
desarrolla su potencia nominal con la descarga de agua turbinada, según sus 
propias especificaciones de diseño, logrando su máxima eficiencia. En los 
estudios de medio y de corto plazo, por lo general, la eficiencia se considera 
constante e igual al valor promedio de todos los grupos turbina-generador de la 
central hidroeléctrica. Sin embargo, en horizontes de más corto plazo, como es 
el caso de la programación de la operación hidroeléctrica, será conveniente 
una representación más detallada y precisa del comportamiento de la turbina, 
ya que de esta manera se posibilitaría la realización de un despacho óptimo 
más exacto y podría ayudar a evitar la presencia de comportamientos 
operativos indeseables. 
 
Considerando diferentes tipos de turbina puede observarse la variación de la 
eficiencia o rendimiento con respecto a la descarga, en la Figura 2.8,  y con 
respecto a la cabeza neta, en la Figura 2.9. 
 
Las condiciones de operación de una turbina hidráulica suelen representarse 
mediante gráficas a través de curvas características, cuya obtención debe 
hacerse experimentalmente, “in situ” o mediante ensayos de laboratorio en 
modelos reducidos, aplicando posteriormente las leyes de semejanza hidráulica 
para estimar el comportamiento del prototipo. A continuación, se analiza el 
comportamiento de una turbina de reacción. En este caso, se considera la 
eficiencia de una turbina Francis en función de la cabeza neta y la descarga de 
agua. 
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Figura 2.8   Curvas características de eficiencia de diferentes tipos de turbina    
                    en función de la descarga. 
Fuente:        (Fernández-Díez, 2002; citado por Perez, 2008). 
 
(a) Hélice ns = 1050.  
(b) Hélice ns = 650.              
(c) Francis ns = 500.                  
(d) Francis ns = 250.   
(e) Kaplan ns = 230.            
 (f) Kaplan ns = 500.                   
(g) Pelton ns = 10-30.  
 
 
Figura 2.9   Curvas características de eficiencia para diferentes tipos de 
                     turbina en función de la cabeza. 
(1) Turbina Hélice. (2) Francis rápida. (3) Pelton. (4) Francis lenta. 
 
Fuente:        (Vivier, 1966; citado en Carvalho e Souza, 1999). 
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Para una adecuada representación del comportamiento físico de la eficiencia 
de una turbina se deben tener en cuenta, básicamente, dos variables: la altura 
de la caída o cabeza neta y la descarga de agua. Esta interrelación es bastante 
compleja y generalmente se expresa mediante curvas que representan la 
eficiencia de la turbina a diferentes niveles, dependiendo de las citadas dos 
variables. Estas curvas de nivel, llamadas „diagramas colinares‟ o „hill 
diagrams‟, generalmente son entregadas por los fabricantes de las turbinas y 
tienen la forma que se ilustra en la Figura 2.10, adaptada en Díaz (2009) a 
partir de Finardi (2003) y Finardi and da Silva (2005).  
 
Toda turbina está proyectada para operar con sus parámetros nominales o de 
diseño: cabeza neta o caída del proyecto, hd, y descarga de agua, qd. En esta 
investigación, la pareja (hd, qd) será llamada "punto de diseño".  En el 
diagrama colinar de la Figura 2.10, estos parámetros toman valores 
aproximados de 41,67 m y 263,43 m3/s, respectivamente, donde la turbina 
obtiene su "máxima eficiencia" o su rendimiento óptimo, cercano al 94%. 
Además, para cualquier punto de operación de la región factible asociado con 
la pareja (h,q), donde h representa la cabeza neta y q la descarga de agua, es 
posible leer la eficiencia de la turbina. Adicionalmente, en la Figura 2.10 se 
representan las curvas de iso-potencia para diferentes valores de la potencia 
generada por la unidad. 
 
La interdependencia entre las citadas tres variables, la cabeza neta, la 
descarga de agua y la eficiencia técnica, en la operación de la turbina Francis 
de la Figura 2.10 es analizada por Finardi (2003), tal como se describe a 
continuación y se ilustra en la Figura 2.11. Suponiendo que la turbina está 
operando en el punto A con una cabeza neta de 42 m y una descarga de 198 
m3/s, en la curva colinar puede leerse una eficiencia de 80% y una potencia de 
salida del generador de 80 MW. Si se desea programar la operación de esta 
unidad de generación a su máxima potencia de salida, debe incrementarse la 
descarga de agua a la turbina, lo cual causaría mayores pérdidas hidráulicas y 
una elevación del nivel aguas abajo, ocasionando una reducción de la cabeza 
neta, tal como se describe en las sub-secciones anteriores. Al aumentar la 
descarga desde el punto A, la potencia de salida del generador es creciente, 
desde 80 MW, en A, hasta aproximadamente 115 MW en C (con una cabeza 
neta de 40 m). En la Figura 2.11 puede observarse que en la trayectoria 
operativa ABC, recorrida desde A hasta C, con B cercano al “punto de diseño”, 
la turbina no puede entregar la máxima potencia del generador (120 MW) 
debido a las limitaciones de descarga para la cabeza neta en el punto C. La 
curvatura de esta trayectoria ABC ilustra la interdependencia entre la cabeza 
neta, la descarga de agua y la potencia generada. Con respecto a la eficiencia 
de la unidad durante la trayectoria ABC, se observa la existencia de dos fases 
diferentes: desde el punto A hasta el B, el valor de la eficiencia es creciente, y 
desde éste hasta el punto final C, su valor es decreciente. Mediante estas 
consideraciones puede verificarse que el funcionamiento de la unidad en 
condiciones operativas diferentes a su “punto de diseño” (cercano al punto B, 
en este caso) causa ineficiencias en el proceso de producción de energía 
eléctrica.   
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                              32                                                                                    48 
                       Mínimo                      Cabeza neta [m]                       Máximo 
        Máxima salida del generador --------    Eficiencia de la turbina ──── 
 
Figura 2.10  “Diagrama colinar” de una turbina Francis: La eficiencia técnica 
                      en función de la cabeza neta y la descarga de agua. 
Fuente:          Adaptada de Finardi (2003) 
 
                                                                                                                            
                            32                                                       42                         48 
                          Mínimo                              Cabeza neta [m]                Máximo 
           Máxima salida del generador ---------     Eficiencia de la turbina ─── 
 
Figura 2.11  Interdependencia entre la cabeza neta, la descarga de agua y la  
                    eficiencia técnica en el “Diagrama colinar” de una turbina     
                    Francis. 
Fuente:        Adaptada de Finardi (2003) 
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A partir de las anteriores consideraciones y con el propósito de estudiar el 
comportamiento general de la turbina se continúa con el análisis de la Figura 
2.11. Si se toma una determinada cabeza neta, en el eje de las abcisas, puede 
observarse que a partir de la descarga mínima, en el eje de las ordenadas, la 
eficiencia aumenta, en el “diagrama colinar”, con la descarga de agua 
(correlación positiva) hasta un punto de descarga de “máxima eficiencia 
relativa" y desde este punto, la eficiencia disminuye cuando la descarga 
aumenta (correlación negativa). Mediante una detallada inspección de la 
gráfica, es posible verificar que para cada determinada cabeza neta existe un 
punto de descarga de “máxima eficiencia relativa". Uniendo todos estos puntos 
de “máxima eficiencia relativa" puede obtenerse una "trayectoria de máxima 
eficiencia relativa" que divide la región de operación factible en dos sub-
regiones, una por debajo de esta 'trayectoria', con una correlación positiva y 
otro por encima, con correlación negativa. Estos resultados serán analizados 
desde el punto de vista matemático en el próximo capítulo. 
 
El funcionamiento de una turbina en condiciones cercanas a su punto de 
diseño produce una operación con alta eficiencia técnica, lo cual presenta 
muchas ventajas, tales como, lograr ahorros en el agua utilizada durante el 
proceso de generación hidroeléctrica y en los costos de mantenimiento, 
prolongar la vida útil del equipo mecánico y evitar tanto el mal funcionamiento 
como el desgaste en los equipos de control. Por el contrario, su funcionamiento 
en condiciones alejadas de sus parámetros nominales o “punto de diseño” 
puede causar bajo rendimiento, cavitación y vibraciones mecánicas con 
severas consecuencias para la turbina, desgaste mecánico, daños en los 
componentes, demasiado ruido y oscilaciones en la potencia generada.  
 
La cavitación de una turbina hidráulica puede resultar crítica para la oferta de 
energía eléctrica. Mediante datos experimentales, Pedro (2004) reporta los 
costos de su detección en la central hidroeléctrica "Raúl León” cuyo embalse 
asociado es conocido como “El Guri” en Venezuela, una de las más grandes 
del mundo con 20 unidades de generación, cada una de 500 MW, para 10.000 
MW de capacidad total. Pedro (2004) estima para la salida de producción de 
una de estas unidades un costo promedio de 20.000 €/h, calculado así: 
500.000 kW * 0,04 €/kWh, considerando que el precio medio de la electricidad 
en el mercado Ibérico (España-Portugal) fue de 0,04 €/kWh en los años 2004 y 
2009 (OMEL, 2010). 
Una turbina girando a velocidad constante alcanza su máxima eficiencia en un 
único punto de operación, llamado punto de diseño (U.S. Bureau of 
Reclamation, 1987). Fuera de este punto de diseño, la eficiencia caerá más o 
menos abruptamente según el tipo de turbina y su velocidad específica, entre 
otros. La operación de una turbina en puntos de baja eficiencia puede 
ocasionar la aparición de fenómenos indeseables, como la cavitación o 
vibraciones en el tubo de descarga, que aceleran el desgaste de los equipos, 
produciendo incrementos en los costos de mantenimiento y, por lo tanto, 
pérdidas por los recursos ociosos durante los periodos de indisponibilidad de la 
planta. Para evitar estos efectos indeseables, las turbinas hidráulicas deben 
estar sujetas a unos límites de operación que serán más o menos amplios 
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según el tipo de turbina y sus características, los cuales deben ser 
proporcionados por sus fabricantes. Estos límites de operación suelen 
obtenerse mediante ensayos experimentales de cavitación en modelos 
reducidos, donde se determinan los coeficientes de cavitación que se 
mantienen invariantes del modelo al prototipo (Mataix, 1975). Con respecto a 
las turbinas de reacción, el U.S. Bureau of reclamation (1987) recomienda 
evitar su funcionamiento con un rendimiento menor del 80%, y establece el 
rango de saltos netos dentro de los cuales cabe esperar su adecuado 
funcionamiento, como se muestra en la tabla 2.2. 
 
Tabla 2.2   Rango de saltos netos recomendado para cada tipo de turbina. 
Fuente:       U.S. Bureau of reclamation, 1987. 
 
Tipo de 
turbine 
hmin [%] hmax [%] 
Francis 
Hélice 
Kaplan 
65 
90 
65 
125 
110 
125 
 
 
2.3   El problema de la cabeza variable en la generación hidroeléctrica  
 
Las unidades de generación hidroeléctrica presentan un comportamiento 
operacional complejo. Su potencia de salida depende básicamente de tres 
variables: la cabeza neta, la descarga de agua a la turbina y la eficiencia del 
conjunto turbina-generador. La cabeza neta es una función no lineal de varias 
variables, entre las cuales pueden citarse el almacenamiento de agua en el 
embalse, el flujo descargado a la turbina y el nivel de la cola de agua (en las 
turbinas de reacción). La eficiencia del grupo turbina-generador es una función 
no lineal de la cabeza neta y de la descarga de agua. Además, por 
restricciones técnicas, existen límites superiores e inferiores para las descargas 
permitidas a las turbinas. Descargas por debajo de los límites inferiores 
ocasionarían vibraciones mecánicas (que causarían oscilación en la potencia 
de salida), cavitación y niveles de baja eficiencia. Adicionalmente, estas 
unidades pueden presentar amplias zonas de operación prohibidas que no 
permiten un rango continuo en la generación, haciendo el problema más 
complejo y su solución más difícil debido a la asociada naturaleza combinatoria 
(Finardi and da Silva, 2006).  
 
Las llamadas „curvas de desempeño‟ de las unidades de generación 
hidroeléctrica representan la potencia generada como una función de la 
descarga de agua. La mayoría de modelos relacionados con las citadas „curvas 
de desempeño‟ ignora el efecto de la cabeza variable con el propósito de evitar 
las no linealidades y no concavidades que podrían llevar a óptimos locales. Sin 
embargo, estas simplificaciones pueden llevar a inexactitudes. Se han utilizado 
curvas de desempeño simples, mediante aproximaciones tales como funciones 
lineales por partes cóncavas (Habibollahzadeh and Bubenko, 1986; Chang et. 
al., 2001) y mediante el modelamiento de los llamados puntos de mejor 
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eficiencia local (Nilsson and Sjelvgren, 1997; Nilsson, Söder and Sjelvgren, 
1998). 
 
Los efectos de la cabeza variable han sido estudiados, entre otros, por Li, 
Johnson y Svoboda (1997), García-González et. al. (2003), Parrilla y García-
González (2006), Catalão et. al. (2009) y Catalão et. al. (2006).  
 
García-González, Parrilla y Mateo (2007) consideran un modelo basado en 
beneficios con dos criterios de aversión al riesgo, mínimo beneficio y mínimo 
valor condicional en riesgo (CVaR) y resuelven el problema mediante un 
procedimiento iterativo con aproximaciones lineales por partes.  
 
Catalão et. al. (2006) muestra que el comportamiento a corto plazo de un 
embalse depende tanto de su posición relativa en el sistema como de los 
parámetros físicos de la hidro-cadena; asume la eficiencia de la planta como 
una función lineal de la cabeza, y ésta como una función lineal del volumen de 
agua almacenado. De esta manera, la generación de potencia es una función 
no lineal de la descarga de agua y de los volúmenes almacenados en el mismo 
embalse y en el siguiente en la cadena; obtienen la solución aplicando técnicas 
de programación cuadrática indefinida. Mediante el estudio de un caso 
conformado por tres embalses en cascada, muestran que el proceso de 
optimización aplaza la generación de potencia en los períodos iniciales para 
alcanzar altos niveles de almacenamiento en plantas con mayor eficiencia. Los 
resultados, comparados con un método de programación lineal que ignora la 
dependencia de la cabeza, muestran que los beneficios se incrementan entre 
3,21% y 7,86%, con un esfuerzo computacional similar. 
 
 
2.4   Análisis matemático de la función de producción  
 
La función de producción de una unidad de generación hidroeléctrica fue 
representada al principio de este capítulo mediante la expresión (2.2.4). 
Considerando la interrelación entre la cabeza neta, la descarga de agua a las 
turbinas y la eficiencia técnica de la unidad, esta función puede reformularse 
mediante la ecuación (2.4.1) que depende tanto de variables de estado como 
de variables de control. Dentro de las primeras se encuentran los volúmenes de 
agua almacenada al comienzo y al final del período de tiempo considerado; 
dentro de las segundas están la descarga de agua a cada turbina y a la planta, 
además del vertimiento. Finardi (2003) propone aproximar esta potencia de 
salida mediante una función polinómica de orden 12 en las variables v0, vf, Q y 
s, y de orden siete en las variables qj. 
 
pi(v0,vf,qi,Q,s) = 9.81* 10
-3 * ηi * hi * qi (2.4.1) 
 
Finardi (2003) toma como ejemplo la planta hidroeléctrica de Ilha Solteira, en 
Brasil, para mostrar que la potencia generada es una función creciente con 
respecto al volumen de agua almacenado en el embalse y decreciente con 
respecto a la defluencia d = Q + s. En general, este comportamiento de la 
potencia puede explicarse de tal manera, ya que a mayor volumen almacenado 
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mayor será la cota aguas arriba y por lo tanto superior la cabeza neta a 
disposición de la turbina para la producción de energía eléctrica; por el 
contrario, a mayor descarga defluente mayor será la elevación de la cota aguas 
abajo y como resultado se tendrá una reducción de la altura en la caída neta de 
la unidad y una disminución en la potencia generada.  
Desde el punto de vista del análisis de convexidad matemática, Finardi (2003) 
muestra que la potencia es una función cóncava con respecto al volumen 
medio, v, pero no con respecto a la defluencia, d. La concavidad de la función 
de potencia con respecto al volumen almacenado tiene su explicación física, ya 
que cuando se fijan los valores de qj y d, partiendo del volumen mínimo útil 
hasta el máximo, la tasa de variación de la cota aguas arriba es siempre 
decreciente. Este comportamiento de la cota aguas arriba puede verificarse en 
los casos estudiados del Sistema Eléctrico Colombiano, mostrados en las 
Figura 2.1 a 2.7 y en la Tabla 2.1. Sin embargo, esta concavidad de la función 
de potencia no es verificada con relación a la defluencia, d. En general, fijados 
los valores de qj y v, la tasa de variación de la cota aguas abajo no es siempre 
decreciente a medida que disminuye d. La elevación del canal de fuga depende 
de la velocidad del flujo de agua en el nivel aguas abajo. Esta velocidad es 
menor para casos de baja defluencia ya que la sección del canal aguas abajo 
del río puede retener más agua y por lo tanto aumentar la cota 
correspondiente. La velocidad del flujo aumenta de nuevo a medida que el 
canal del río se llena por un mayor nivel de descarga defluente, decreciendo 
nuevamente cuando se presenta el remanso o ahogamiento. Este fenómeno 
físico complejo, genera la no-convexidad de la función de potencia con 
respecto a la defluencia, d.  
Parece conveniente aquí, recordar la definición de convexidad de una función 
matemática, tal como se hace a continuación. Una función f(x) es convexa si y 
sólo si para cualesquier vectores X, Y y un escalar λ ∈ [0,1], se verifica que f[λx 
+ (1-λ)y] ≤ λf(x) + (1-λ)f(y). Una función f(x) es cóncava si la condición de 
desigualdad anterior se verifica de la siguiente manera: f[λx + (1-λ)y] ≥ λf(x) + 
(1-λ)f(y). Como resultado de estas definiciones, se tiene que el negativo de una 
función convexa es una función cóncava y viceversa. En esta sección, la 
variación se refiere a la variación de primer orden. 
 
 
2.5   Costos operacionales. 
 
Los costos de generación hidroeléctrica pueden clasificarse básicamente en 
dos categorías: Los costos del agua utilizada para la producción de electricidad 
y los costos de mantenimiento asociados a la operación del sistema 
hidroeléctrico. Dado que el agua puede usarse para generar electricidad en un 
período más allá del horizonte de programación de interés, se le debe asignar 
un costo alternativo o indirecto que suele calcularse por un modelo planificación 
de la operación, de más largo plazo, en el que se estiman los costos evitados 
de una generación térmica o de un racionamiento. Los costos de 
mantenimiento tampoco son costos directos. Sin embargo, es importante 
considerarlos ya que su valor depende de la forma de operación del sistema. 
Una parte de los costos de mantenimiento está asociada con la manera en que 
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las unidades se asignan durante todo el período de programación, es decir, con 
el número de veces que estas unidades son encendidas o apagadas durante el 
horizonte de tiempo.  
 
Algunas de las consecuencias relacionadas con estos costos operacionales 
han sido investigadas por Nilsson and Sjelvgren (1997 a y 1997 b). Según 
estos autores, las frecuentes salidas de producción de estas unidades pueden 
ocasionar efectos tales como los citados a continuación. 
 
(i) Incremento en el número de intervenciones de mantenimiento, ya que éste 
es proporcional al número de arranques de las unidades. Debe observarse que 
durante el manteniendo, la operación óptima del sistema puede verse 
comprometida. 
(ii) El desgaste excesivo y la corrosión del equipo mecánico de la turbina, 
debido al aumento de la temperatura durante el arranque. 
(iii) El uso ineficiente del agua durante el encendido, ya que la unidad 
funcionará lejos de su punto de mejor eficiencia, lo que significa que el agua no 
se está utilizando en forma óptima.  
Para tratar de evitar un comportamiento cíclico de encendido/apagado (on/off) 
de las unidades, algunos trabajos sugieren la inclusión de restricciones 
especiales, tales como mínimo tiempo en que la unidad debe permanecer 
encendida y apagada. Además, con este mismo propósito, los costos de 
arranque o encendido que son muy comunes en la programación de la 
operación de las plantas térmicas, tambien han sido considerados en el caso 
de las hidroeléctricas (Nilsson and Sjelvgren, 1996; Nilsson and Sjelvgren, 
1997; Arce, Ohishi and Soares, 2002). Sin embargo, no hay consenso sobre el 
valor real de los costos asociados al arranque de las unidades, ya que son 
difíciles de medir. Otro componente que afecta los costos de mantenimiento es 
la operación en zonas prohibidas, donde se presentan vibraciones, cavitación y 
puntos de baja eficiencia operativa.  
 
 
2.6   Síntesis del capítulo. 
 
El objetivo fundamental de esta investigación es desarrollar una metodología 
para la  programación de la operación energética desde el punto de vista de 
una detallada representación de las unidades de generación hidroeléctrica, 
considerando sus principales características operativas, con el propósito de 
proporcionar una explotación eficiente de los recursos hidráulicos disponibles. 
Para un modelado realista de una unidad de generación hidroeléctrica deben 
considerarse todas las restricciones impuestas por el sistema, tales como el 
comportamiento del embalse, posiblemente perteneciente a una cadena de 
embalses interconectados, las pérdidas hidráulicas en las conducciones, las 
curvas de desempeño de las turbinas, como las relativas a sus límites mínimo y 
máximo de operación y el comportamiento de su eficiencia técnica. 
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En este capítulo se aborda el problema de estimar, de una manera tan 
detallada y precisa como sea posible, la función de producción de una unidad 
de generación hidroeléctrica en una planta con un embalse regulador. Se parte 
de la información de entrada disponible que debe contener, entre otros 
aspectos, la relación altura-volumen del embalse, el coeficiente de pérdidas en 
las conducciones y la variación del nivel de la cota aguas abajo en función de la 
defluencia, además del diagrama colinar que representa las curvas de la  
eficiencia técnica de la unidad de generación en función de la la cabeza neta y 
la descarga de agua. 
 
La eficiencia del conjunto turbina-generador presenta un comportamiento 
operacional complejo debido a la interdependencia de varias variables que 
intervienen en el proceso de generación de energía eléctrica. Cada turbina está 
concebida para operar con unos determinados parámetros de diseño llamados 
cabeza neta, hd, y descarga de agua, qd, para los cuales se obtiene su máxima 
eficiencia ya que para estos valores, la entrada de agua en el receptor de la 
turbina se produce limpiamente, sin choque, lo que permite su salida 
longitudinal. Si la cabeza o el caudal de operación varían significativamente de 
sus valores nominales, debido a razones hidrológicas o de funcionamiento, se 
presentará una disminución de su eficiencia técnica. Por esta razón, toda 
turbina debería ser diseñada para operar con buena eficiencia dentro de una 
amplia gama de puntos de la región de operación factible, especialmente para 
funcionar en condiciones adversas en los períodos con hidraulicidades 
desfavorables.  
 
En el esquema de mercados en competencia, se espera que las empresas de 
generación sean eficientes pero no están obligadas a hacer un uso eficiente de 
los recursos hidráulicos disponibles; sólo lo harían si tal uso fuera rentable. En 
capítulos posteriores se retomará esta temática.  
 
El siguiente capítulo está dedicado a la definición del problema de 
investigación, su delimitación y justificación, y a la presentación de los objetivos 
de la investigación, general y específicos. 
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3. EL PROBLEMA DE INVESTIGACIÓN 
 
 
3.1   Delimitación del problema de investigación 
 
En las secciones anteriores se ha presentado el problema de optimización de la 
operación de una empresa de generación hidroeléctrica en mercados de corto 
plazo como un problema complejo que requiere de optimización dinámica, 
estocástica, a gran escala, cuya solución es pertinente y necesaria. Sin 
embargo no es posible intentar abordar todas las temáticas planteadas en una 
única tesis doctoral; por lo tanto, es necesario delimitar la investigación de tal 
manera que sea alcanzable en los tiempos y la dedicación estipulados. 
 
Se consideran los supuestos o hipótesis planteadas como punto de partida 
para una apropiada representación del sistema de generación hidroeléctrica y 
para una detallada formulación de un modelo de optimización cuyo propósito 
principal es que éste pueda servir como una herramienta de apoyo a la toma de 
decisiones relacionadas con la programación de la operación y con el mejor 
aprovechamiento de los recursos hidráulicos, los cuales, en un momento dado 
podrían llegar a ser críticos para el abastecimiento de la energía necesaria en 
el desarrollo económico y social de las comunidades. Estos recursos 
hidroeléctricos pueden ser considerados como una fuente renovable de energía 
que contribuye a reducir el uso de combustibles fósiles, no renovables, y a 
evitar innecesarios daños ambientales procedentes de las emisiones de 
contaminantes de las plantas térmicas. Se concluye la sección con una 
definición del problema de la Operación de una Empresa de Generación 
Hidroeléctrica en Mercados de Corto Plazo, en el contexto de esta 
investigación.      
        
Con respecto al horizonte de planeación, el enfoque tradicional se basa en el 
encadenamiento jerárquico de los esquemas a diferentes horizontes 
temporales, donde generalmente se parte de una planeación a largo plazo 
(normalmente un horizonte de 5 o 10 años con resolución trimestral o mensual) 
o a mediano plazo (un horizonte de un año con resolución mensual o semanal), 
mediante las cuales pueden obtenerse algunas señales de mercado para la 
programación operativa de corto plazo (un horizonte semanal o diario, con 
resolución horaria o de algunos minutos, según el diseño del mercado de 
interés).  
   
En el desarrollo de esta investigación se enfoca el análisis dentro de un 
horizonte de tiempo de corto plazo (algunas semanas) que permite considerar 
la programación de la operación orientada al mercado diario, en la bolsa de 
energía, con una resolución horaria o diaria, y teniendo en cuenta los efectos 
de la cabeza variable. Se propone una metodología para la formulación y 
solución del problema de una empresa de generación hidroeléctrica cuyo 
objetivo es la maximización de sus beneficios, y se desarrolla un modelo de 
optimización de su operación en mercados de corto plazo incorporando la 
evaluación de su eficiencia técnica. Este modelo podrá ser aplicada a una 
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empresa de generación de electricidad propietaria de una o varias plantas 
hidroeléctricas, a lo largo de una cuenca hidrográfica, cada una conformada por 
una o varias unidades de generación.  
       
El problema considerado en esta investigación está relacionado con la 
operación de sistemas de generación hidro-térmica y se define en el contexto 
de tres problemas clásicos que para el caso de una empresa de generación 
hidroeléctrica propietaria de un sistema integrado de embalses en cascada, a lo 
largo de una cuenca hidrográfica, se especifica como: i) La Asignación de las 
Unidades Hidroeléctricas, HUC, asociado a la pregunta referente a cuándo 
generar, es decir, a la toma de decisiones sobre cuándo encender y cuándo 
apagar cada una de las unidades. ii) El Despacho Económico Hidroeléctrico, 
HED, donde, una vez determinadas las unidades que deben entrar en 
operación durante cierto período de tiempo, debe responderse la pregunta 
sobre cuánto generar, de manera óptima, en cada planta durante el citado 
período de tiempo. iii) El Diseño o la Preparación de Ofertas a la bolsa de 
energía para el mercado del día siguiente. En esta investigación se abordan los 
dos primeros problemas, de manera integrada, considerando la eficiencia 
técnica de las unidades, desde el punto de vista de una empresa de generación 
hidroeléctrica propietaria de un sistema de centrales hidroeléctricas, 
interconectadas a lo largo de un sistema de embalses en cascada, proceso 
conocido como el problema de programación de las unidades de generación, 
que ha sido resuelto utilizando diferentes metodologías, pero sin considerar la 
eficiencia técnica de las unidades, cuyos resultados pueden ser útiles para 
resolver (iii). 
 
En los sistemas de mercados de electricidad basados en bolsa, los productores 
someten sus ofertas para el mercado del día siguiente, ofertando un conjunto 
de cantidades a ciertos precios. Mediante un mecanismo de subastas, un 
operador cierra el mercado y anuncia los precios para el día siguiente. El tercer 
problema enunciado, en el párrafo anterior, es un problema del generador que 
consiste en diseñar o preparar las ofertas diarias para someter al mercado del 
día siguiente. La oferta para un día puede consistir de una oferta para cada 
período intra-diario (generalmente una hora o una fracción de hora, según el 
diseño del mercado particular), cada una de las cuales debe contener 
información referente a precio y cantidad. En algunos mercados, cada oferta 
puede incorporar varias parejas (precio, cantidad), para representar varios 
escalones de la oferta, los cuales deben cumplir ciertas condiciones 
determinadas por las reglas del mercado particular. En el caso del mercado 
eléctrico colombiano, la oferta diaria de cada uno de los oferentes consiste de 
un precio, para todo el día, y una declaración de disponibilidad. 
 
El propósito de esta investigación es desarrollar un modelo de optimización que 
sirva como una herramienta de apoyo a la toma de decisiones a una empresa 
de generación hidroeléctrica para determinar la cantidad óptima de electricidad 
a ofertar en la bolsa de electricidad para el mercado del día siguiente. Como se 
especificó en análisis previos, en este documento, se considera una empresa 
precio-aceptante y, por lo tanto, se suponen precios conocidos o pronosticados. 
Para el caso colombiano, esta cantidad óptima podría servir como uno de los 
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insumos para tomar la decisión de su precio de oferta, a la luz del pronóstico 
del precio del mercado, según su disponibilidad a generar (su deseabilidad de 
ser despachado), posiblemente como se hace en la actualidad pero con una 
información adicional relacionada con la cantidad óptima a producir según el 
estado del sistema hidroeléctrico. Adicionalmente, una vez realizado el 
despacho, por parte del operador del mercado, el modelo de optimización 
desarrollado en esta investigación podría incorporar una restricción adicional de 
demanda con la generación asignada. De esta manera se tendría una solución 
para el problema de autodespacho (self scheduling) de las unidades de 
generación. Así, el modelo desarrollado tendría una doble utilidad para la 
empresa de generación hidroeléctrica: antes del despacho diario para ayudar a 
soportar su decisión de oferta y después del despacho para la 
autoprogramación de sus unidades de generación.        
 
 
3.2   Justificación de la investigación  
 
Debido a sus características especiales, la industria de potencia eléctrica 
tradicionalmente ha estado sujeta a un riguroso análisis por los participantes, 
autoridades regulatorias, comunidades de investigación, economistas, 
ingenieros eléctricos y expertos en investigación de operaciones, entre otros. El 
contexto de los mercados de electricidad, en distintos países, implica una gran 
complejidad en la logística de los procesos de toma de decisiones de los 
diferentes agentes involucrados. Una empresa generadora de potencia 
eléctrica debe garantizar condiciones tales como su factibilidad, su eficiencia 
técnica y económica, su correcta operación y la confiabilidad del sistema. Para 
efectos de toma de decisiones de los diversos agentes incluidos en el sector, 
los  modelos lineales de mínimo costo, que han sido los más populares y de 
uso más general, presentan muchas limitaciones, especialmente relacionadas 
con las inherentes suposiciones de linealidad, el paradigma de mínimo costo 
del enfoque de planificación centralizada de largo plazo y la agregación del 
sistema.  
     
El interés exhibido por la comunidad de investigación y las múltiples dificultades 
de estos problemas, además de la cantidad de metodologías propuestas en la 
literatura para su solución, manifiestan la relevancia de esta temática. 
 
Las metodologías y modelos que utilizan actualmente varias entidades del 
sector eléctrico, en el contexto de mercados en competencia, especialmente 
para el problema de operación de una empresa de generación hidroeléctrica en 
mercados de corto plazo, en sistemas altamente dependientes de la hidrología, 
como los suramericanos, requieren algunas revisiones o ajustes debido, entre 
otras, a las siguientes razones:  
 
-  Es un problema complejo de optimización dinámica estocástica, a gran 
escala, donde metodologías de solución como la Programación Dinámica Dual 
Estocástica, SDDP, (Pereira and Pinto, 1985) han sido objeto de objeciones, 
tales como la falta de optimalidad y convergencia (Campo, 1997; Velázquez, 
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1998, 2000a, 2000b; Velázquez, Restrepo & Campo, 1999; Campo & Restrepo, 
2004). 
 
- Es un problema práctico cuyo objetivo es garantizar el suministro de energía 
eléctrica a la población con criterios de calidad, confiabilidad y eficiencia. 
Deben encontrarse soluciones eficientes ya que son muy significativos los 
costos involucrados en los grandes sistemas interconectados. 
 
- El problema debe ser resuelto permanentemente en muchas situaciones, en 
diferentes países alrededor del mundo y para muchos períodos de tiempo.  
 
En Colombia, existen numerosas críticas a la reglamentación regulatoria y su 
correspondiente implementación, ya que la normatividad puede inducir a la 
toma de decisiones sub-óptimas y ocasionar diferentes tipos de distorsiones del 
mercado (Campo, 1997, p. 49-56; Velázquez, 2000a, p. 79-85). Mediante la 
aplicación de modelos más pertinentes y detallados podrían obtenerse 
resultados más precisos. Durante la última década se han desarrollado grandes 
avances en el modelado fruto de significativos esfuerzos de investigación. Los 
más relevantes enfoques de modelado propuestos para representar los  
mercados de electricidad deben ser sometidos a un riguroso escrutinio para 
seleccionar y justificar un modelo particular que pueda ser aplicado al contexto 
de interés. 
      
La competencia en la generación se ha incrementado, con lo cual se ha visto la 
necesidad de reemplazar los algoritmos tradicionales de despacho de mínimo 
costo por mecanismos de subastas donde los participantes intervienen con 
ofertas de precios y cantidades. Bajo este nuevo escenario, las empresas 
generadoras necesitan desarrollar estrategias adecuadas considerando sus 
políticas particulares para el diseño de ofertas específicas de cada unidad de 
generación, no solamente para alcanzar un despacho factible sino también 
para maximizar sus beneficios o su eficiencia técnica.   
 
En el enfoque de la demanda residual y la función de ingresos (García-
González, 1999; Baillo, 2002) se utilizan curvas de demanda residual para 
representar el resto de los competidores con mínimos requerimientos de 
información. Sin embargo, estas curvas de demanda residual producen 
funciones de ingreso no cóncavas y, por lo tanto, no fáciles de tratar en el 
contexto de optimización, aunque podrían ser estimada usando datos históricos 
de curvas de oferta y demanda agregadas. 
 
Existen diferentes tipos de metodologías de modelamiento de sistemas y de 
optimización cuya aplicación al sector de electricidad podrían representar de 
una manera más apropiada los procesos del sistema real y, por lo tanto, 
podrían utilizarse para efectuar los ajustes pertinentes en su formulación de tal 
manera que sus resultados puedan servir para una toma de decisiones más 
adecuada y oportuna. 
    
Mediante el desarrollo de esta investigación se pretende hacer uso eficiente de 
los recursos hidráulicos por parte de la empresa de generación hidroeléctrica 
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ya que uno de sus principales objetivos está relacionado con su operación a 
máxima eficiencia, dentro de un rango de alternativas factibles. Adicionalmente, 
se trata de evitar los vertimientos que podrían ocasionar perjuicios como 
inundaciones aguas abajo. El uso racional de los recursos hídricos tendrá 
efectos benéficos para la población ya que al optimizar los procesos de 
generación, el precio de la energía eléctrica podrá verse reducido para los 
consumidores.  
 
 
3.3   Objetivos de la investigación  
 
En la delimitación del problema se han presentado los principales aspectos que 
serán desarrollados con respecto a los avances metodológicos, teóricos y 
prácticos relacionados con la operación de una empresa de generación 
hidroeléctrica en mercados de corto plazo. En esta sección, se establecen los 
objetivos de investigación que se presentan a continuación. 
 
3.3.1   Objetivo general                                                                  
 
Desarrollar una metodología para la optimización de la operación y la 
evaluación de la eficiencia técnica de una empresa de generación 
hidroeléctrica en mercados de electricidad de corto plazo. Esta metodología 
será expresada como un conjunto de algoritmos que serán implementados en 
prototipos de software. 
 
3.3.2   Objetivos específicos 
 
Los objetivos específicos son los siguientes: 
 
1. Desarrollar una metodología, de fácil manejo y útil para la toma de 
      decisiones, que permita la adecuada representación de: 
1.1 La eficiencia técnica de una unidad de generación hidroeléctrica como una  
      función de la cabeza neta y la descarga de agua a la turbina. 
1.2 La potencia de salida de una unidad de generación hidroeléctrica como una  
      función que permita considerar los efectos de la cabeza variable. 
 
2. Desarrollar un algoritmo adecuado para la evaluación de la eficiencia técnica   
    de una unidad de generación hidroeléctrica en función de su descarga de   
    agua, para una determinada cabeza neta del embalse asociado. 
 
3. Desarrollar un algoritmo de optimización para apoyar la toma de decisiones   
     relacionadas con: 
3.1 El Despacho Económico, a máxima eficiencia, de una Unidad  
        de Generación Hidroeléctrica 
3.2 La Asignación de las Unidades de generación Hidroeléctrica en un   
        horizonte de corto plazo.  
3.3 El Diseño de Ofertas a la Bolsa de Energía para el mercado del  
        día siguiente. 
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4. Desarrollar un prototipo de software para implementar cada uno de los   
     algoritmos propuestos. 
 
5.   Aplicar el prototipo desarrollado a un caso de estudio del Sistema Eléctrico 
      Colombiano. 
 
En el siguiente capítulo se formula un modelo de optimización para la 
operación de una empresa de generación hidroeléctrica, propietaria de una 
serie de plantas en cascada a lo largo de una cuenca hidrográfica, cuyo 
propósito es la maximización de sus beneficios. El  modelo matemático 
formulado tiene un gran nivel de complejidad, por lo cual se exige una 
estrategia de solución específica, apropiada para lograr su solución de una 
manera eficiente.  
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4. FORMULACIÓN DE UN MODELO DE OPTIMIZACIÓN PARA LA 
PROGRAMACIÓN DE LA OPERACIÓN HIDROELÉCTRICA 
 
 
4.1   Introducción 
  
En el enfoque metodológico tradicional para el análisis de sistemas de potencia 
hidro-térmica, normalmente se parte de un sistema agregado de largo plazo, el 
cual se va desagregando y va enviando „señales‟ económicas, relacionadas 
con escenarios hidrológicos y de precios de la electricidad, que viajan del largo 
hacia el mediano y el corto plazo. En la planeación y programación de estos 
sistemas, la política  de operación de mediano plazo es una combinación de 
pronósticos estocásticos hidrológicos y de precios, planificación de 
mantenimiento y modelación de factores económicos del mercado futuro. El 
proceso de programación de la operación hidroeléctrica diaria comienza con 
una evaluación de esta política de operación a mediano plazo para determinar 
la cantidad de agua a descargar, con base en  pronósticos tanto del precio de 
mercado del día siguiente como de las afluencias a los embalses y de los 
compromisos de la empresa adquiridos con anterioridad sobre sus ventas de 
electricidad. El resultado de este proceso es un conjunto de descargas óptimas 
de agua para cada planta, en cada período de tiempo, las cuales dependerán 
de los niveles reales de los embalses, los pronósticos de las afluencias, las 
previsiones de los precios de la electricidad en los mercados de corto y 
mediano plazo y el portafolio de contratos en que se ha comprometido la 
empresa. 
 
En esta investigación se propone un enfoque complementario que considera un 
análisis detallado de las principales características de las unidades de 
generación hidroeléctrica ya que para la programación de su operación es de 
vital importancia describir y modelar, con una buena aproximación, la relación 
entre el agua descargada y la potencia de salida. Se considera una empresa de 
generación hidroeléctrica propietaria de un sistema de embalses en cascada a 
lo largo de una cuenca hidrográfica. A partir de la información disponible del 
estado del sistema de interés y a la luz de los pronósticos tanto hidrológicos 
como de los precios de la electricidad en el corto plazo, el modelo propuesto en 
esta investigación tiene como propósito servir a la empresa como un nuevo 
insumo para la adecuada toma de decisiones con respecto a las ofertas que 
debe someter a la bolsa de energía para el mercado del día siguiente. De tal 
manera, se considera necesario un detallado análisis del estado actual y del 
comportamiento físico del sistema de embalses en cascada para realizar la 
programación de la operación diaria, lo cual puede arrojar información útil para 
el desarrollo de ajustes progresivos a las „señales‟ económicas disponibles, 
obtenidas mediante escenarios de mediano y de largo plazo, los cuales 
contienen una gran componente de incertidumbre que podría ser reducida de 
manera gradual. El problema de satisfacción de la demanda de los 
consumidores, se supone responsabilidad del operador del mercado y no del 
generador, cuyo principal objetivo es la maximización de sus beneficios. 
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En esta tesis doctoral se toma como elemento de análisis, una unidad de 
generación hidroeléctrica, que es donde realmente se realiza la generación de 
electricidad. Se considera la eficiencia técnica de estas unidades como una 
componente fundamental para el análisis de la evaluación de los efectos de la 
cabeza variable y para la toma de decisiones relacionadas con la asignación de 
las unidades de generación hidroeléctrica, con el diseño de ofertas a la bolsa 
de energía para el mercado del día siguiente, y con la auto-programación o 
auto-despacho de las unidades, según el despacho económico realizado por el 
operador del mercado. Se presenta una extensión del sistema que permite 
considerar la empresa de generación hidroeléctrica integrando todas sus 
centrales. Este enfoque metodológico tiene como propósito fundamental servir 
a una empresa de generación hidroeléctrica como un insumo adicional para 
formular sus estrategias en el mercado de corto plazo y posiblemente para el 
diseño de un sistema de apoyo a la toma de decisiones que le ayude a mejorar 
su desempeño. 
  
En el enfoque tradicional de los sistemas monopólicos centralizados, el criterio 
de optimización utilizado era la minimización de los costos totales de operación 
para todo el horizonte de programación. En los esquemas de mercados en 
competencia este criterio fue sustituido por la maximización de los beneficios 
de la empresa de generación. En esta investigación se considera conveniente, 
además, la evaluación de la eficiencia técnica de las unidades de generación. 
Se propone un criterio de optimización alternativo, la máxima eficiencia técnica, 
factible de alcanzar, para unas determinadas condiciones de operación del 
sistema. Se modela la eficiencia técnica como una función de la cabeza neta y 
la descarga de agua a la turbina. De esta manera se permite la evaluación de 
los efectos de la cabeza variable en la estimación de la potencia de salida en 
una central hidroeléctrica. 
 
El resto de este capítulo se organiza de la siguiente manera. La sección 4.2 se 
refiere al modelo de la función de producción de potencia hidroeléctrica, 
considerando los efectos de la cabeza variable. En la sección 4.3, se desarrolla 
un procedimiento de regresión estadística para representar la eficiencia técnica 
de una unidad de generación hidroeléctrica como una función cuadrática de la 
cabeza neta y la descarga de agua a la turbina. Las restricciones del modelo se 
formulan en la sección 4.4, la función objetivo de maximización de beneficios 
en la sección 4.5, y una función alternativa de maximización de la eficiencia 
técnica de las unidades de generación, en la 4.6.  
 
 
4.2   La función de producción de potencia hidroeléctrica. 
 
La potencia de salida de una unidad de generación hidroeléctrica i en un 
período de tiempo t, expresada en MW, puede escribirse como en (4.2.1), 
donde (i,t) representa la eficiencia de la unidad en porcentaje, q(i,t) la 
descarga de agua a la turbina en m3/s, y h(i,t) la cabeza neta en m. 
 
p(i,t) = 9.81 *     * (i,t) * h(i,t) * q(i,t)   i∈I,  t∈T (4.2.1) 
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Esta función de potencia, tradicionalmente, ha sido representada mediante las 
conocidas „curvas de desempeño‟ que expresan la potencia de salida como 
una función de la descarga de agua. Para simplificar su representación 
tratando de evitar las no linealidades y no concavidades que podrían llevar a 
óptimos locales, se han usado curvas de desempeño simples, como funciones 
lineales, aproximaciones lineales por partes cóncavas (Habibollahzadeh y 
Bubenko, 1986; Chang et. al., 2001), o modelando los llamados puntos de 
mejor eficiencia local (Nilsson and Sjelvgren, 1997; Nilsson, Söder and 
Sjelvgren, 1998). En estos casos, los problemas relacionados con la potencia 
hidroeléctrica han sido abordados con técnicas de Programación Lineal o sus 
derivadas (Guan, Svoboda and Li, 1999). Sin embargo, estas simplificaciones 
pueden llevar a inexactitudes, como será explicado más adelante. 
 
Explotando algunas características especiales de ciertas restricciones, los 
problemas relacionados con la potencia hidroeléctrica han sido formulados 
como programas de Flujo en Redes, cuya solución es más rápida que usando 
algoritmos estándar de Programación Lineal. Brännlund et. al (1986) usa esta 
técnica de Flujo en Redes combinada con Programación Dinámica. Se han 
planteado diferentes técnicas y metodologías que permiten obtener un mayor 
beneficio en la generación hidroeléctrica (Alley, 1997; Guan, Luh and Zhang, 
1995). Se han utilizado enfoques como Curvas de Capacidad, Programación 
Dinámica, Relajación Lagrangiana y métodos heurísticos. Algunos modelos 
más complejos y sofisticados permiten abordar de una manera más realista la 
optimalidad del problema. Deng, Shen and Sun (2004) plantean un marco de 
Programación Estocástica. Legalov and Palamarchuk (2005) proponen un 
modelo de Programación Dinámica. Valenzuela y Mazumdar (2005) aplican 
Optimización Estocástica para maximizar los beneficios del generador. 
Dentcheva et. al (2008) utilizan un procedimiento recursivo con metodologías 
primales y duales en un modelo de Programación Lineal Entera Mixta. Correa, 
Bolaños y Ruiz (2007) incorpora metodologías de punto interior y restricciones 
de la red de trasmisión.  
 
La potencia hidroeléctrica es una función no lineal y no convexa de la descarga 
de agua (Finardi y da Silva, 2006; Siu, Nash y Shawwash, 2001; Wang, Yuan y 
Zhang, 2004; Ferrer, 2004). Una aproximación lineal por partes sobrestima la 
generación entre los puntos de mejor eficiencia. Siu, Nash y Shawwash (2001) 
desarrollan un modelo del sistema de la British Columbia Hydro Power 
Authority (BCH) en Canadá y lo aplican a una planta de 2.700 MW con diez 
unidades de cuatro tipos diferentes. Muestran, mediante un ejemplo, que 
asignar todas las unidades disponibles en una planta podría producir una 
pérdida en eficiencia del 15% o una pérdida de energía equivalente a 80 MWh. 
Wang, Yuan y Zhang (2004) utilizan una función para cada cabeza hidráulica y 
aproximaciones cuadráticas para la relación entre potencia y descarga. Ferrer 
(2004) considera la cabeza bruta del embalse como un polinomio cúbico del 
volumen de agua y cuadrático de la descarga, y asume la eficiencia de la 
unidad como un polinomio cóncavo de segundo grado de la descarga de agua, 
y la potencia como un polinomio de cuarto grado de la descarga. 
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Las citadas curvas de desempeño de las unidades de generación hidroeléctrica 
son no lineales y no-cóncavas (Nilsson y Sjelvgren, 1997a; Nilsson y 
Sjelvgren, 1997b). De manera general, la eficiencia técnica y la potencia de 
salida podrían formularse como funciones polinomiales de alto grado de estas 
dos variables, la cabeza neta y la descarga de agua (Finardi y da Silva, 2006). 
Conejo et. al. (2002) representan las curvas de desempeño de las unidades, 
mediante una relación tridimensional, como una familia de curvas no lineales y 
no cóncavas, cada una para un valor específico de la cabeza; de tal manera, 
formulan y resuelven un modelo de Programación Lineal Entera Mixta, PLEM, 
que asigna a cada curva de desempeño tres diferentes niveles de agua 
almacenada en los embalses (bajo, medio y alto); usan dos conjuntos de 
variables binarias, uno para seleccionar la curva de desempeño 
correspondiente a cada uno de estos tres niveles y otro para modelar cada una 
de estas curvas no cóncavas. Borghetti et. al (2008), estudian un embalse 
aislado con una planta hidroeléctrica de bombeo-almacenamiento conformada 
por múltiples unidades, y proponen una mejora en dos pasos: i) una extensión 
de Conejo et. al. (2002) para generalizar su enfoque a un número paramétrico 
de volúmenes de agua, y ii) una linealización mejorada con una estimación más 
precisa del límite superior de la producción de potencia mediante un método de 
combinación convexa considerando volúmenes y descargas. 
 
Aunque la literatura relacionada con el problema es abundante, no se han 
encontrado modelos que consideren de manera explícita, la eficiencia técnica 
de las unidades de generación hidroeléctrica. En la presente tesis doctoral, se 
representan las curvas de desempeño de estas unidades mediante funciones 
no lineales continuas que permiten considerar las no-concavidades donde, a 
diferencia de Nilsson y Sjelvgren (1997a) y Nilsson y Sjelvgren (1997b), la 
operación de las unidades no se limita a los puntos de mejor eficiencia local; es 
decir, las curvas son adecuadas para representar la no concavidad global.  
 
En esta investigación se desarrolla un modelo de Programación No Lineal 
Entera Mixta, PNLEM, para la programación de la operación de una empresa 
de generación hidroeléctrica propietaria de una cadena de embalse en cascada 
a lo largo de una cuenca hidrográfica, en el contexto de mercados de corto 
plazo. Se hace una extensión del modelo planteado en Díaz (2009) y se aplica 
a una cadena de embalses en cascada perteneciente al Sistema Eléctrico 
Colombiano, SEC. De esta manera, puede obtenerse una mejor estimación de 
la potencia generada y es posible lograr significativos ahorros de agua al 
considerar la eficiencia técnica en la operación de las plantas hidroeléctricas. 
 
 
4.3   La eficiencia técnica de las unidades de generación como una 
        función de la cabeza neta y la descarga de agua 
 
Las unidades de generación hidroeléctrica tienen un desempeño operacional 
complejo. Su generación de potencia depende de tres variables: la cabeza 
neta, la descarga de agua a la turbina y la eficiencia técnica del conjunto 
turbina-generador. La cabeza neta es una función no lineal de variables tales 
como la cabeza bruta (asociada con el volumen de agua en el embalse), la 
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descarga de agua y el nivel del agua en la cola del embalse. Además, la 
eficiencia de la turbina es una función no lineal de la cabeza neta y la descarga 
de agua. 
 
Muchos trabajos relacionados suponen la cabeza neta y la eficiencia técnica de 
las unidades de generación hidroeléctrica como parámetros con valores 
promedio para el horizonte de programación, conduciendo a la formulación de 
la potencia de salida como una función lineal de la descarga de agua 
(Velázquez, Restrepo y Campo, 1999; Campo y Restrepo, 2004; Catalão, et. 
al., 2006; Catalão, et. al., 2009). Sin embargo, considerar como variables estas 
dos magnitudes, la cabeza neta y la eficiencia técnica de las unidades, aunque 
puede agregar grandes complejidades al problema de calcular la potencia 
generada en la operación de una central hidroeléctrica, puede tener efectos 
significativos ya que permite obtener resultados más precisos y útiles para la 
adecuada toma de decisiones en los mercados de electricidad de corto plazo.  
 
En esta investigación se parte de la información disponible entregada por los 
fabricantes, usualmente como gráficos de eficiencia a diferentes niveles, 
dependiendo de la cabeza neta y la descarga de agua, conocidos como 
„Diagramas Colinares‟, tal como el que se ilustra en la Figura 2.10 adaptada por 
Díaz (2009) a partir de Finardi (2003) y Finardi y da Silva (2005). En esta figura, 
para cada pareja (cabeza neta, descarga de agua) relacionada con cualquier 
punto de la región de operación factible, es posible leer la eficiencia de la 
turbina (y la potencia de salida). Aquí, se considera una turbina de reacción; en 
este caso, se representa la eficiencia de una turbina Francis como una función 
cuadrática de la cabeza neta y la descarga de agua; de tal manera, el modelo 
de regresión no lineal múltiple ajustado es de la forma presentada en la 
expresión (4.2.2), haciendo abstracción de los subíndices y usando la siguiente 
nomenclatura: 
 
 = 0 + 1h + 2q + 3h
2 + 4q
2 + 5hq (4.2.2) 
 
: Eficiencia de una unidad de generación hidroeléctrica, en porcentaje, [%] 
h: Cabeza neta, en metros, [m] 
q: Descarga de agua a la turbina, en metros cúbicos por segundo, [m3/s] 
i, con i = 0, 1, 2, …, 5: Parámetros del modelo de regresión (por estimar). 
 
El procedimiento utilizado en esta investigación para la representación de la 
eficiencia técnica como una función cuadrática de la cabeza neta y la descarga 
de agua se basa en el desarrollo de un análisis estadístico de regresión no 
lineal multi-variable tal como se describe a continuación. Se tomó la lectura de 
378 puntos de la Figura 2.10 utilizando el visor de textos e imágenes GSview, 
versión 4.7, para archivos Poscript. Luego se programó un algoritmo en el 
paquete estadístico R, versión 2.4.1, con el cual se procedió a la 
transformación de los datos a la escala original. Con estos 378 registros se 
ajustó el modelo de regresión enunciado en la expresión (4.2.2) para estimar 
los parámetros βi, i = 0, 1, 2, …, 5 y se obtuvo el modelo ajustado de la 
expresión (4.2.3) que cumple las pruebas estadísticas, t y F, y arroja un R2  
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ajustado de 0.82, indicando que el modelo explica aproximadamente el 82% de 
la variabilidad de los datos en los intervalos de muestreo correspondientes.  
 
Según los valores p encontrados con las pruebas t y F, todos los parámetros 
propuestos resultan significativamente diferentes de cero. Los resultados 
estadísticos detallados pueden observarse en el Anexo D, al final de este 
documento, donde se muestran dos tablas, la Tabla D1 con los coeficientes 
estimados, el error estándar y los valores p a partir de la distribución t-student, 
y la Tabla D2 correspondiente al Análisis de Varianza, ANOVA, del modelo. En 
la Figura 4.1 se presentan las gráficas de los puntos muestreados (izquierda) y 
el modelo ajustado (centro y derecha). 
 
 
E[/h,q] = - 1.37 + 0.0773h + 0.00502q – 0.00131h2 – 0.0000191q2 + 
0.000121hq 
(4.2.3) 
 
 
A partir de los anteriores resultados, puede concluirse que la expresión (4.2.3) 
es un modelo ajustado que estima adecuadamente la eficiencia de las 
unidades de generación hidroeléctrica como una función cuadrática de la 
cabeza neta, en m, y la descarga de agua, en m3/s. De tal manera, para 
cualquier pareja (cabeza neta, descarga de agua) asociada con cualquier punto 
de la región de operación factible, la citada expresión puede utilizarse para 
estimar la eficiencia de la turbina, a partir de la cual es posible calcular la 
potencia de salida, en MW, utilizando la ecuación (4.2.1). La descarga de agua 
a la unidad i en el período t se considera como la variable de decisión o 
variable de control, y la cabeza neta como una variable que depende del 
volumen de agua almacenada en el embalse. 
 
Después de la validación estadística de los resultados obtenidos mediante la 
regresión no lineal múltiple, el modelo ajustado fue sometido a una validación 
matemática considerando la eficiencia como la citada función cuadrática de la 
cabeza neta y la descarga de agua. Mediante un análisis matemático aplicado 
a dicha función se encontró su punto óptimo el cual coincidió con el punto de 
diseño de la turbina, como era de esperarse y como se detalla a continuación. 
 
Tal como se estableció en la sección 2.2.4, relacionada con la eficiencia técnica 
del grupo turbina-generador, toda turbina está proyectada para operar con sus 
parámetros nominales o de diseño: cabeza neta o caída del proyecto, hd, y 
descarga de agua, qd. En esta investigación, la pareja (hd, qd) será llamada 
„punto de diseño‟.  En el “diagrama colinar” de la Figura 2.10, estos parámetros 
toman valores aproximados de 41,67 m y 263,43 m3/s, respectivamente, donde 
la turbina obtiene su "máxima eficiencia" o su rendimiento óptimo, cercano al 
94%. Además, para cualquier punto de la región de operación factible asociado 
con la pareja (h,q), donde h representa la cabeza neta y q la descarga de agua, 
es posible leer la eficiencia de la turbina. Operar lejos de estos parámetros hará 
ineficiente el proceso de producción de potencia eléctrica.  
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Figura 4.1 Eficiencia de una turbina Francis como una función cuadrática de 
                   la cabeza neta y la descarga de agua. Puntos muestreados   
                  (arriba). Modelo ajustado (centro y abajo). 
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Díaz (2009) plantea como hipótesis de trabajo, la existencia de una 
“trayectoria de máxima eficiencia relativa”, que depende del nivel 
alcanzado por la cabeza neta, para el cual puede leerse, en el “diagrama 
colinar”, la descarga óptima, de máxima eficiencia relativa, que es posible 
alcanzar con la citada cabeza neta.  
 
La descarga óptima, para una cabeza neta dada, puede hallarse, mediante 
optimización, al igualar a cero la derivada parcial de la función de eficiencia con 
respecto a la descarga, δη / δq = 0 (para lo cual, h se toma como una 
constante), y resolviendo la ecuación resultante, para la descarga, q, como una 
función de la cabeza neta, h. En el caso de (4.2.2), se tiene la expresión (4.2.4) 
de la cual puede expresarse q como una función lineal de h, como se hace en 
(4.2.5).   
 
hqq 542 2/    (4.2.4) 
 
hq *)2/()2/( 4542    (4.2.5) 
 
La eficiencia técnica de una turbina Francis, como la de la Figura 2.4, ha sido 
aproximada mediante un modelo cuadrático bi-variable, como se especifica en 
(4.2.2), a partir del cual y mediante análisis matemático, se ha llegado a una 
función lineal que permite hallar la descarga de máxima eficiencia relativa 
asociada a una determinada cabeza neta. Para esta pareja (cabeza neta, 
descarga de agua) es posible calcular tanto la eficiencia de la turbina como la 
potencia de salida y la energía generada, es decir, puede estimarse el nivel de 
potencia a máxima eficiencia relativa. Esta descarga de máxima eficiencia 
relativa ofrece información útil a una empresa de generación hidroeléctrica 
precio-aceptante como una ayuda importante para la toma de decisiones 
relacionadas con la asignación de sus unidades de generación, con el diseño 
de ofertas para someter a la bolsa de energía para el mercado del día siguiente 
y con la auto-programación o auto-despacho de sus unidades, una vez 
realizado el despacho económico por parte del operador del mercado.  
 
Continuando el análisis matemático, mediante un procedimiento similar al 
utilizado para hallar la descarga de máxima eficiencia relativa para una 
determinada cabeza neta, igualando a cero la derivada parcial de la eficiencia, 
esta vez con respecto a la cabeza neta, δη / δh = 0, (tomando la descarga q 
como una constante), se obtiene: 
 
qhh 531 2/    (4.2.6) 
 
De los anteriores análisis, se tiene el sistema de dos ecuaciones lineales 
simultáneas, con dos variables, formado por (4.2.4) y (4.2.6), cuya solución 
debe reproducir el punto de diseño del “diagrama colinar”. Para el ejemplo 
numérico del caso de estudio se obtiene un sistema de dos ecuaciones lineales 
simultáneas con dos variables, h y q, como se muestra a continuación. 
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q = 131.4136 + 3.1675 * h 
h =   29.5038 + 0.0462 * q 
 
La solución de este sistema, salvo errores de redondeo, reproduce el punto de 
diseño, observado en el “diagrama colinar” de la Figura 2.10, (hd, qd) = (41.67, 
263.43). 
 
La ventaja de disponer de una función analítica de este tipo consiste en la 
posibilidad de desarrollar un procedimiento matemático para su optimización y 
para la toma de decisiones relacionadas, por ejemplo, con la descarga óptima a 
realizar en los procesos operativos diarios u horarios (o de un intervalo de 
tiempo menor, según el diseño del mercado de interés) donde puede 
conocerse, con una buena aproximación, la cabeza neta, la cual podría irse 
actualizando, para cada uno de los períodos de tiempo, mediante un proceso 
iterativo, de tal manera que permita la programación de la operación diaria u 
horaria a máxima eficiencia de las unidades de generación. 
 
Parece conveniente aclarar que la relación cabeza-volumen del embalse es 
generalmente representada por sus curvas de nivel, de acuerdo a la topología 
de cada embalse. En esta tesis, se considera que la cabeza bruta puede ser 
aproximada mediante una función cuadrática del volumen de agua 
almacenada, de acuerdo con los resultados de un estudio preliminar del 
Sistema Eléctrico Colombiano, ilustrado en la sub-sección 2.2.1 de esta tesis, 
donde una de las regresiones cuadráticas ajustadas presentó un ajuste 
aproximado del 96% y todos los demás casos analizados arrojaron un ajuste 
superior al 99%. Esta relación cabeza-volumen permite partir del volumen de 
agua almacenada en los embalses, en cada período de operación, para 
calcular la cabeza bruta y con ésta la cabeza neta para hallar la descarga 
óptima de agua con el objetivo de programar la generación de potencia de la 
planta considerando la eficiencia técnica de las unidades. 
 
 
4.4   Análisis gráfico 
 
Como se ha observado en secciones anteriores, el comportamiento del grupo 
turbina-generador es complejo debido a las interdependencias entre las 
variables involucradas en el proceso de generación hidroeléctrica. A 
continuación se desarrolla un análisis gráfico del comportamiento de algunas 
de las variables más significativas, obteniendo resultados comparables a ls de 
Finardi (2003). 
 
En la figura 4.2 se presenta la curva de eficiencia de la turbina Francis del 
ejemplo en función de la descarga de agua para diferentes valores de la 
cabeza neta: 32, 35, 38, 41.5 y 48 m, la cual, por simplificación, se supone 
constante para cada uno de los valores de la descarga de agua, lo cual es sólo 
una aproximación, según los análisis previos del “Diagrama colinar”. Para una 
cabeza neta de 41.5 m, la descarga turbinada óptima es aproximadamente 265 
m3/s, ya que para estas condiciones la turbina opera a su máxima eficiencia, 
94,0%. En la misma figura se muestra la variación de la eficiencia para otros  
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Figura 4.2   Curva de eficiencia de la turbina en función de la descarga de  
                    agua para diferentes valores de la cabeza neta. 
 
 
valores de la cabeza neta. Puede observarse que dependiendo de la cabeza 
neta a la cual está operando la turbina, nunca obtendrá la máxima eficiencia del  
proyecto, sólo un  valor máximo que corresponde a una descarga óptima para 
la cabeza operativa asociada. 
 
Como puede observarse en la Figura 4.3, cada turbina tiene unos límites de 
potencia, superior e inferior, según sus limitaciones mecánicas que dependen 
de la cabeza neta a la cual está sometida la turbina. Los generadores poseen 
límites superiores fijos, según la capacidad nominal de los devanados de la 
armadura. Es decir, existe un valor de potencia que no puede sobrepasarse por 
razones constructivas del grupo así como por consideraciones del régimen de 
funcionamiento del generador. 
 
La potencia máxima que puede entregar el conjunto turbina-generador 
depende de la capacidad de turbinamiento máximo para una determinada 
cabeza neta. Por lo tanto, en algunas situaciones, la turbina debe funcionar con 
el distribuidor parcialmente cerrado, ya que tiene potencia mecánica superior a 
la que el generador puede absorver en su eje. De tal manera, para que la 
potencia de salida sea constante e igual a la potencia nominal del generador, 
es necesario que la descarga a la turbina se reduzca de acuerdo a la Figura 
4.4, mostrada a continuación. 
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Figura 4.3   Curva de potencia producida en el generador en función de la  
                    descarga de agua turbinada para diferentes valores de la  
                    cabeza neta. 
 
                                                                                
 
 
Figura 4.4   Curva de descarga de agua turbinada en función de la cabeza          
neta. 
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4.5   Restricciones del sistema de generación hidroeléctrica  
 
Las restricciones del sistema de generación hidroeléctrica se representan 
mediante las expresiones (4.4.1) a (4.4.22). A continuación, se presentan en 
bloques. 
 
4.5.1   Ecuaciones de balance de agua.  
 
Las restricciones de igualdad (4.4.1), presentadas a continuación, representan 
las ecuaciones de continuidad de los embalses. En cada embalse, el volumen 
de agua en el período actual se calcula como el volumen en el período anterior, 
más las entradas totales al embalse, tanto de las afluencias naturales como de 
las contribuciones de los embalses aguas arriba, menos las defluencias totales 
del embalse, conformadas por las descargas de agua a las turbinas y los 
vertimientos. La constante M, igual a 0.0036, sirve como factor de conversión 
de las unidades de m3/s a Hm3/h. El tiempo de viaje del agua desde un 
embalse al siguiente, aguas abajo, se asume como una hora. La matriz de 
transición Mattra(i,j) toma valores binarios, 0/1, que son iguales a 1 si el 
embalse i recibe flujos del embalse j, aguas arriba, y 0 en caso contrario.  
 
vol(i,t) =  vol(i,t-1) + W(i,t) + M * {∑ MATtra(i,j) * , (     )  j∈J
                                                                          (     )-   (   )     (   )+  
                                                                                             
 4.4.1) 
 
4.5.2   Restricciones de los embalses.  
 
A continuación se presentan los límites de volumen de agua almacenada, 
cabeza neta y vertimientos. En (4.4.2), el volumen de embalse i durante el 
período t debe permanecer entre sus límites inferior y superior. En (4.4.3), la 
cabeza neta está limitada entre sus valores mínimo y máximo. En (4.4.4), el 
vertimiento del embalse asociado a la planta i es limitada de acuerdo con su 
capacidad máxima, VERmax(i).  
 
VOLmin(i) ≤  vol(i,t) ≤  VOLmax(i)   i∈I 4.4.2) 
 
Hmin(i)  ≤    h(i,t)   ≤  Hmax(i)       i∈I (4.4.3) 
 
ver(i,t) ≤ VERmax(i)                   i∈I,  t∈T (4.4.4) 
 
 
4.5.3   Restricciones de las unidades de generación hidroeléctrica. 
 
Los límites de descarga de agua a las turbinas, límites de generación de 
potencia y volumen descargado durante el horizonte de programación se 
muestran en las restricciones (4.4.5)-(4.4.7). En (4.4.5), según lo establecido 
por la variable binaria, v(i,t), la descarga de agua a la turbina asociada con la 
planta i en el período t debe permanecer entre sus límites  técnicos, inferior y 
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superior, si la turbina está encendida (on-line), en este caso v(i,t) = 1, pero si la 
turbina está apagada (off-line), v(i,t) = 0, la descarga será nula. La expresión 
(4.4.6) es similar a la (4.4.5) pero relacionada con la potencia de salida según 
los parámetros técnicos del generador, esto es, su límite mínimo y máximo. En 
(4.4.7), se calcula el volumen total descargado, en Hm3, en cada embalse 
durante todo el horizonte de programación.  
 
                       Qmin(i) * v(i,t)  ≤  q(i,t) ≤  Qmax(i) * v(i,t)    i∈I,   t∈T (4.4.5) 
 
                         Pmin(i) * v(i,t) ≤ p(i,t) ≤ Pmax(i) * v(i,t)    i∈I,  t∈T (4.4.6) 
 
VOLdes(i) = M * ∑ q(i,t) t∈T        i∈I (4.4.7) 
 
 
4.5.4   Cálculo de la cabeza neta. 
 
Según lo establecido en la sección 2.2 de esta tesis, sub-secciones 2.2.1 a 
2.2.3, se procede al cálculo de la cabeza neta para cada embalse, en cada 
período de tiempo.  En (4.4.8) se estima el nivel del agua en el embalse aguas 
arriba de la planta i, para cada período de tiempo t, Nsup(i,t), como una función 
cuadrática de su volumen almacenado, cuyos parámetros a0(i), a1(i) y a2(i) son 
datos conocidos, tal como se describió en la sub-sección 2.2.1, ecuación 
(2.2.10). En (4.4.9) se estima el nivel inferior, Ninf(i,t), como una función de la 
cota aguas abajo de la planta, según la descarga de agua q, durante el período 
de tiempo, como fue especificado en la expresión (2.2.11). En (4.4.10) se 
calculan las pérdidas hidráulicas, Per(i,t), según lo especificado en la ecuación 
(2.2.14), y en (4.4.11) se calcula la cabeza neta según la ecuación (2.2.15). 
  
Nsup(i,t) = a0(i) + a1(i) * vol(i,t) + a2(i) * vol2(i,t)  i∈I,  t∈T 4.4.8) 
 
Ninf(i,t) =  b0 + b1 * q(i,t) + b2* q(i,t)
2 (4.4.9) 
 
per(i,t)  = C * q
2(i,t) (4.4.10) 
 
h(i,t) =  sup(i,t) - ninf(i,t)  - per(i,t) (4.4.11) 
 
 
4.5.5   Escalamiento del “Diagrama Colinar”. 
 
En esta investigación se asume que cada planta opera con una turbina Francis, 
o su equivalente, representada mediante un “Diagrama Colinar” similar al de la 
Figura 2.10, el cual, a partir de este momento, será considerado como asociado 
a una 'turbina estándar', cuyos valores de cabeza neta y descarga de agua 
serán denominados hest y qest, respectivamente. Sin embargo, se tiene en 
cuenta que cada turbina posee sus propios parámetros de diseño, cabeza neta 
y descarga de agua, h y q, respectivamente, asociados a su propio „diagrama 
colinar‟. Por esta razón, para un caso de estudio específico, será necesario 
realizar un escalamiento del „diagrama colinar‟ asociado a cada una de las 
turbinas particulares para hacer coincidir la escala de medida de estos últimos 
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con el correspondiente a la „turbina estándar‟, lo cual puede llevarse a cabo 
mediante una transformación lineal de los datos en cada uno de los ejes, 
cabeza neta y descarga de agua.    
 
Para escalar el eje de la cabeza neta, en cada embalse i, se realiza una 
transformación lineal de los valores h(i,t) a sus correspondientes en la escala 
de la „turbina estándar‟, hest(i,t), según la función lineal (4.4.12), donde la 
pendiente, mhest(i), se calcula como en (4.4.13). Mediante el uso de la primera 
ecuación, haciendo h(i,t) = Hmin(i) se obtiene hest(i,t) = Hmin(0), verificando 
que la cabeza neta mínima de la turbina i, Hmin(i), está asociada con la 
correspondiente cabeza mínima de la „turbina estándar', Hmin(0). Esta 
correspondencia también es válida para las cabezas máximas, donde Hmax(i) 
está asociada a Hmax(0), lo cual puede verificarse haciendo h(i,t) = Hmax(i) 
para hallar hest(i,t) = Hmax(0), usando ambas ecuaciones, (4.4.12) y (4.4.13).  
 
 
hest(i,t) = Hmin(0) + mhest(i)  ,h(i,t) - Hmin(i)-  i∈I,  t∈T (4.4.12) 
 
mhest(i) = [Hmax(0) - Hmin(0)]     ,Hmax(i) - Hmin(i)-     i∈I (4.4.13) 
 
 
Similar al caso anterior, para escalar el eje de la descarga de agua, en cada 
embalse i, se realiza una transformación de los valores q(i,t) a sus 
correspondientes en la escala de la „turbina estándar‟, qest(i,t), según la función 
(4.4.14), que ya no es lineal por la presencia de las variables binarias v(i,t) cuya 
aparición será explicada en el siguiente párrafo. La pendiente, mqest(i), se 
calcula como en (4.4.15). También, similar al caso de la cabeza neta, 
reemplazando q(i,t) por sus valores mínimo y máximo en la turbina i, Qmin(i) y 
Qmax(i), puede verificarse que estos valores están asociados con sus 
correspondientes descargas mínima y máxima de la turbina estándar, Qmin(0) 
y Qmax(0), respectivamente. Sin embargo, aquí aparece una dificultad, cuando 
la turbina está apagada y por tanto su descarga es nula. Este cambio de escala 
para los valores de la descarga funciona correctamente siempre que la 
descarga esté entre los límites especificados por los parámetro técnicos de la 
turbina Qmin(i) y Qmax(i), es decir cuando la turbina está encendida, pero 
cuando la turbina está apagada, la descarga q(i,t) es nula, haciendo negativo el 
factor [q(i,t) – Qmin(i)], lo mismo que el producto de multiplicar este factor por la 
constante positiva mqest(i), producto que restado de Qmin(0), arrojaría valor 
qest(i,t) menor que la descarga mínima, Qmin(0), lo cual causaría un error para 
valores positivos de este último parámetro.  
Para resolver esta dificultad, mediante el análisis de las restricciones (4.4.5) 
puede deducirse la equivalencia q(i,t) = 0 ↔ v(i,t) = 0, mostrando la doble 
implicación como se hace a continuación. Si q(i,t) = 0, entonces, Qmin(i) * v(i,t) 
= 0, considerando el lado izquierdo de las restricciones (4.4.5), lo cual implica 
v(i,t) = 0, ya que Qmin(i) es no negativa. Por otro lado, si v(i,t) = 0, entonces, 
por las restricciones (4.4.5)  se tiene que 0 ≤ q(i,t) ≤ 0, lo cual implica q(i,t) = 0. 
Por lo tanto, la descarga de agua a la turbina estándar puede representarse, de 
manera general, como se muestra en la ecuación (4.4.14), válida en ambos 
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casos, cuando la turbina está encendida, v(i.t) = 1, y cuando está apagada, 
v(i,t) = 0.  
 
qest(i,t) = {Qmin(0) + mqest(i)  ,q(i,t) - Qmin(i)-+ * v(i,t)     
 i∈I,   t∈T 
   
 
(4.4.14) 
      
mqest(i) = [Qmax(0) - Qmin(0)-   ,Qmax(i) - Qmin(i)]   i∈I (4.4.15) 
 
 
4.5.6   Cálculo de la eficiencia técnica de las unidades y la potencia de 
           salida. 
 
Estos cambios de escala en los ejes de cabeza neta y descarga de agua 
permiten calcular la eficiencia técnica de la unidad de generación mediante 
(4.2.2), como se muestra en (4.4.16), y la potencia de salida usando (4.2.1), 
como se muestra en (4.4.17).  
 
efi(i,t) = {β
0 
+ β
1
hest(i,t) + β
2
qest(i,t) + β
3
hest
2(i,t)+ β
4
qest2(i,t)  
                            β
5
hest(i,t)*qest(i,t)  * v(i,t)                                   i∈I,  t∈T  
  
 
(4.4.16
) 
p(i,t) = 0.00981 * h(i,t) * q(i,t) * efi(i,t)       i∈I,   t∈T (4.4.17
) 
 
 
4.5.7 Variables utilizadas y modelado del encendido y apagado de las 
         unidades. 
 
Las variables no negativas utilizadas en el modelo se muestran en (4.4.18) y 
(4.4.19). Las restricciones (4.4.20) y (4.4.21) utilizan variables binarias, cuya 
condición se especifica en (4.4.22), para modelar la dinámica del encendido y 
apagado de las plantas a lo largo del horizonte temporal (Brännlund et. 
al.,1986). Las variables z(i,t) pueden parecer superfluas, ya que sólo aparecen 
en estas dos restricciones. Sin embargo, simulaciones numéricas han mostrado 
su capacidad para reducir significativamente el tiempo de cálculo (Conejo et. 
al., 2002). Las variables descarga q(i,t), descarga estándar qest(i,t), eficiencia 
efi(i,t) y potencia p(i,t), son iguales a 0 si la planta i está apagada (off-line) en el 
período t, es decir si v(i,t) = 0. 
 
efi(i,t),  h(i,t),  hest(i,t),  p(i,t),  q(i,t),  qest(i,t), ver(i,t), vol(i,t)     
     ∈     ∈   
(4.4.18) 
 
COSenc(i), INGope(i), INGvfa(i), VOLdes(i)     i∈I (4.4.19) 
 
y(i,t)    z(i,t) = v(i,t)    v(i,t-1)                   i∈I,  t∈T (4.4.20) 
 
                                  y(i,t) + z(i,t) ≤ 1                        i∈I,  t∈T (4.4.21) 
 
                        v(i,t),  y(i,t),  z(i,t) ∈ *0,1+                      ∈     ∈   (4.4.22) 
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4.6   Función objetivo: maximización de beneficios  
 
El propósito de cualquier H-GENCO en un mercado de la electricidad es 
maximizar su propio beneficio, calculado como la diferencia entre sus ingresos 
y sus costos totales de operación. Para una H-GENCO, los costos de 
producción son despreciables, los más significativos que representan un 
impacto real en su programación a corto plazo son los costos de encendido de 
las unidades, causados principalmente por el mantenimiento adicional 
requerido por el equipo mecánico y el mal funcionamiento del equipo de control 
con frecuentes arranques. Así, la función objetivo de maximización de 
beneficios puede expresarse como (4.5.1), calculando el beneficio total del 
sistema como la suma de los beneficios de cada una de sus plantas, donde: i) 
el primer término representa los ingresos operativos, ii) el segundo es el 
ingreso por valor futuro del agua almacenada en el embalse al final del período 
de programación, tal como es definido por un modelo de mediano o de largo 
plazo, y iii) el último término representa el costo de encendido, según el tipo de 
planta (Nilsson y Sjelvgren, 1997a; Nilsson y Sjelvgren, 1997b).  
 
En (4.5.2), los ingresos operacionales de cada planta perteneciente a la H-
GENCO se calculan como la suma de los precios de la electricidad por la 
potencia de salida en todos los periodos de tiempo. En (4.5.3), los ingresos por 
valor futuro del agua se obtienen como el volumen almacenado en el último 
período multiplicado por una constante que representa el valor futuro del agua 
del embalse i, VFA(i). En (4.5.4) los costos de encendido durante todo el 
horizonte de programación se obtienen como la suma de los respectivos costos 
de arranque para los períodos de tiempo en que la unidad es encendida, es 
decir, cuando y(i,t) = 1. 
 
Maximizar Z = ∑ [INGope(i) + INGvfa(i) – COSenc(i)]i∈I   (4.5.1) 
 
Donde: 
 
   ope(i) =∑ [L(t) * p(i,t)-t∈T         i∈I  (4.5.2) 
 
   vfa(i) =  vol(i,NT) * VFA(i)    i∈I (4.5.3) 
 
   enc(i) = ∑ [SU(i) * y(i,t)]t∈T       i∈I  (4.5.4) 
 
 
4.7   Función objetivo alternativa: maximización de la eficiencia técnica  
 
El funcionamiento de una turbina cerca de su punto de diseño produce una alta 
eficiencia técnica, lo cual ofrece muchas ventajas tales como, obtener ahorros 
tanto en el agua utilizada para la generación de potencia como en los costos de 
mantenimiento, alargar la vida útil del equipo mecánico, evitar el mal 
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funcionamiento de los equipos de control y el desgaste de la maquinaria. Por el 
contrario, la operación de la turbina lejos de su punto de diseño, puede causar 
cavitación y vibraciones mecánicas con graves consecuencias para la turbina, 
bajo desempeño, desgaste mecánico, daños en componentes mecánicos, 
demasiado ruido y oscilaciones en la potencia de salida, entre otros. La 
cavitación de la turbina hidráulica puede resultar crítica para la oferta de 
energía eléctrica. Mediante datos experimentales, Pedro (2004) reporta los 
costos de su detección en la central hidroeléctrica „Raúl León' conocida como 
'Embalse el Guri‟ en Venezuela, una de las más grande del mundo (después de 
las Tres Gargantas en China e Itaipú en Brasil) con 20 unidades de generación 
cada una de 500 MW y 10.000 MW de capacidad total. Además, la pérdida por 
la salida de producción de una unidad se calcula como un valor medio de 
20.000 €/h, así: 500.000 kW * 0,04 €/kWh. El precio medio de la electricidad en 
el mercado español-portugués fue de 0,04 €/kWh en cada uno de los años 
2004 y 2009 (OMEL, 2010). 
 
En este segundo modelo se propone como una función objetivo alternativa, Z0, 
la maximización de la eficiencia técnica ponderada, como en (4.6.1), donde se 
toma la potencia generada por cada planta hidroeléctrica en cada período de 
tiempo como el factor de ponderación. Para el conocimiento del autor de esta 
investigación, este enfoque no ha sido propuesto antes, ni aplicado en ningún 
sistema real y es una contribución de esta tesis. El problema de programación 
alternativo maximiza (4.6.1) sujeto a las mismas restricciones previas, (4.4.1) a 
(4.4.22) y (4.5.2) a (4.5.4) pero, en este caso, es conveniente agregar una 
condición adicional, como (4.6.2), expresando el mínimo beneficio que el 
productor desea obtener, el cual podría ser al menos igual al obtenido en 
(4.5.1), si éste decide no sacrificar parte de sus beneficios para tratar de 
incrementar la eficiencia técnica de sus unidades. Esta restricción adicional 
podría representar una cuota mínima del beneficio que el productor desea 
garantizar en la programación operativa de sus unidades utilizando el criterio 
de maximización de su eficiencia técnica, lo cual podría justificarse en 
situaciones críticas de escasez de agua como durante períodos de sequías 
prolongadas, posiblemente por la ocurrencia del fenómeno de “El Niño”, que se 
presenta cíclicamente en Suramérica con una periodicidad entre cuatro y siete 
años (Mesa, 2006).  
 
Z0 =∑ ∑ [efi(i,t) * p(i,t)-t∈T  /∑ ∑  p(i,t)i∈It∈Ti∈I   (4.6.1) 
 
profit  ≥ MINprofit       (4.6.2) 
  
 
4.8  Estrategia de solución del problema de programación de la operación           
       hidroeléctrica 
 
Con mucha frecuencia, ciertos fenómenos no lineales como algunos de los 
expuestos en esta tesis doctoral, especialmente en el segundo capítulo, son 
aproximados mediante suposiciones simplificadoras que permiten su solución 
con la aplicación de técnicas de Programación Lineal o algunas de sus 
extensiones como la Programación Lineal Separable, la Programación Lineal 
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Sucesiva o la Programación Cuadrática. Sin embargo, estas suposiciones 
podrían estar muy alejadas de los verdaderos comportamientos del sistema 
real y por lo tanto sus resultados podrían ser poco confiables. En otros casos, 
se han aplicado las conocidas técnicas de la Programación Dinámica, o alguna 
de sus variantes. Las técnicas de Programación No Lineal propiamente dichas 
presentan grandes posibilidades y desarrollos teóricos, que permiten su 
utilización para la solución de este tipo de problemas, aunque en la práctica 
parecen ser poco utilizadas.  
 
El problema de programación de la operación de una empresa de generación 
hidroeléctrica y su respectivo modelo de optimización, tal como el que se 
formula en el presente capítulo, es de naturaleza no lineal, entera mixta y de 
gran escala, ya que incorpora una serie de restricciones no lineales incluyendo 
variables de decisión binarias y un horizonte de tiempo considerable dado que 
la resolución horaria o diaria implica un gran número de períodos. Debido a la 
complejidad del modelo formulado, es posible que no pueda garantizarse la 
existencia de un método lo suficientemente eficiente para encontrar una 
solución global. De tal manera, en esta investigación se pretende encontrar una 
solución óptima local, de buena calidad, utilizando la técnica de PNLEM, 
adaptada la estructura del problema en cuestión. El estudio y aplicación de 
otras herramientas como las técnicas de optimización global o métodos 
heurísticos de búsqueda combinados con metodologías de inteligencia artificial 
para la solución de este tipo de problemas está más allá de los alcances de 
esta tesis doctoral. 
 
La región factible de un problema de programación matemática puede 
expresarse en términos de restricciones de igualdad y desigualdad, tal como se 
presenta en el modelo desarrollado a lo largo del presente capítulo.  
 
Dentro de las restricciones de igualdad se consideran las correspondientes al 
balance de agua en cada embalse en cada período de tiempo y la definición de 
sus volúmenes descargados durante todo el horizonte de programación, 
VOLdes(i). Además, se formulan restricciones de igualdad relacionadas con 
algunas definiciones para cada embalse en cada período de tiempo, tales como 
los niveles superior e inferior de agua, Nsup(i,t) y Ninf(i,t), respectivamente, la 
pérdida de cabeza en las conducciones, per(i,t), la cabeza neta, h(i,t), la 
descarga q(i,t), la eficiencia efi(i,t) y la potencia, p(i,t), así como las ecuaciones 
de definición de las variables de escalamiento de las turbinas, hest(i,t), 
mhest(i,t), qest(i,t), mqest(i,t).  
 
En las restricciones de desigualdad se representan, para cada embalse o 
planta hidroeléctrica asociada y cada período de tiempo, los límites operativos 
correspondientes al volumen de agua, vol(i,t), la cabeza neta, h(i,t), el 
vertimiento, ver(i,t), la descarga de agua, q(i,t), y la potencia generada, p(i,t).  
 
El modelo desarrollado puede enmarcarse en el contexto de la Programación 
No Lineal Entera Mixta, PNLEM, donde se tienen funciones no lineales como 
las utilizadas para el cálculo de la altura del agua en el embalse aguas arriba 
de la planta i, Nsup(i,t) en (4.4.8), el nivel de la cota en el punto de descarga, 
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Ninf(i,t) en (4.4.9), las pérdidas hidráulicas, Per(i,t) en (4.4.10), la descarga 
estándar, qest(i,t) en (4.4.14), la eficiencia técnica de las unidades, efi(i,t) en 
(4.4.16), la potencia de salida, p(i,t) en (4.4.17) y la función objetivo alternativa, 
Zo en (4.6.1). Además, se tienen variables binarias en (4.4.5) y (4.4.6) para 
establecer límites, inferiores y superiores, a la descarga de agua y a la potencia 
de salida, en (4.4.14) para calcular la descarga estándar, qest(i,t), en (4.4.16) 
para estimar la eficiencia, efi(i,t), y en (4.4.20) y (4.4.21) para modelar la 
dinámica de encendido y apagado de las unidades. En este caso, aparecen 
variables binarias multiplicando una función lineal en (4.4.14) y una función no-
lineal en (4.4.16) 
 
De esta manera se propone y se justifica como un aporte a la solución de este 
tipo de problemas la aplicación de una metodología basada en la formulación 
de un modelo de Programación No Lineal Entera Mixta, PNLEM, en inglés 
MINLP, la cual es una potente herramienta de programación matemática que, 
según el mejor conocimiento del autor, ha sido poco utilizada con anterioridad 
para estos asuntos. La implementación del modelo se realiza mediante el 
paquete de software GAMS, “Sistema de Modelamiento Algebraico General”, y 
su solución se obtiene mediante el solver SBB, Standar de Branch and Bound,  
y el optimizador de Programación No Lineal, CONOPT. 
 
 
4.9  Síntesis del capítulo 
 
El principal propósito de esta investigación es ofrecer un modelo de 
optimización que le sirva a una H-GENCO como herramienta de apoyo a la 
toma de decisiones en la programación de su operación en mercados de corto 
plazo para alcanzar ya sea: i) el máximo beneficio de la venta de energía en el 
mercado del día siguiente, considerando todas sus restricciones de operación, 
incluyendo la eficiencia técnica (Ponrajah, 1998) y los costos de encendido de 
sus unidades de generación (Nilsson y Sjelvgren, 1997a; Nilsson y Sjelvgren, 
1997b) o bien ii) la máxima eficiencia técnica para un nivel deseado de 
beneficio. Este es un enfoque adecuado para una compañía de generación 
hidroeléctrica (H-GENCO) que tiene por objeto maximizar sus beneficios, cuyo 
problema consiste en determinar la programación óptima de sus unidades en el 
corto plazo.  
 
En los dos primeros capítulos se ha justificado la conveniencia de considerar la 
eficiencia técnica de las unidades de generación en la programación de la 
operación hidroeléctrica. En el segundo se ha analizado, en detalle, el 
comportamiento físico de estas unidades en el proceso de generación de 
electricidad y sus implicaciones en la función de producción, especialmente 
bajo consideraciones de cabeza variable, y en la evaluación de la eficiencia 
técnica de las unidades. En el tercer capítulo se presenta el tema del problema 
de investigación abordado en esta tesis doctoral.  
 
En este cuarto capítulo se ha presentado una propuesta metodológica que 
incluye la formulación de un modelo de optimización para la operación 
integrada de una serie de plantas hidroeléctricas a lo largo de un sistema de 
 90 
 
embalses en cascada. Finalmente, se ha propuesto como estrategia de 
solución del problema de programación de la operación hidtroeléctrica, la 
formulación de un modelo de PNLEM y su implementación computacional 
mediante el Sistema de Modelamiento Algebráico General, GAMS. La solución 
de este problema tiene como propósito fundamental la tarea de ayudar a 
decidir la programación de la operación óptima de las unidades de generación 
de una empresa de generación hidroeléctrica, de tal manera que se respeten 
todas las restricciones del problema y se obtenga el máximo beneficio total o la 
máxima eficiencia técnica de las unidades, o una combinación satisfactoria de 
estos dos objetivos, según el criterio de optimización seleccionado. El criterio 
de máxima eficiencia técnica tiene como propósito principal la utilización 
eficiente de los recursos hidroeléctricos del sistema.  
 
En los próximos capítulos se presentan los casos de estudio desarrollados 
donde se aplican las técnicas y herramientas de optimización de PNLEM para 
la solución del modelo propuesto. 
 
 
 
 
 
 
 91 
 
 
5.  CASO DE ESTUDIO: PROGRAMACIÓN DE LA OPERACIÓN HIDRO-
ELÉCTRICA PARA UN SISTEMA DE EMBALSES EN CASCADA A LO 
LARGO DE LA CUENCA DEL RIO DUERO EN ESPAÑA 
 
En los dos primeros capítulos de esta tesis doctoral se presentó la definición 
general del problema de programación de la operación hidroeléctrica como un 
problema de optimización complejo, de naturaleza no lineal, dinámica y a gran 
escala. En el tercer capítulo fueron definidos el problema de investigación, su 
delimitación, justifiación y objetivos, general y específicos. En el capítulo cuatro, 
se desarrolló la respectiva formulación del modelo de optimización y se justificó 
la Programación No Lineal Entera Mixta como la técnica empleada para su 
solución y el paquete de software GAMS para su implementación 
computacional.  
 
En el presente capítulo se presenta como un caso de estudio la programación 
de la operación hidroeléctrica para un sistema de embalses en cascada a lo 
largo de la cuenca del río Duero en España. 
 
A continuación se presenta una traducción libre del artículo titulado “Optimal 
Scheduling of a Price-Taker Cascaded Reservoir System in a Pool-Based 
Electyricty Market” actualmente en pruebas para próxima publicación en la 
revita de la IEEE “Transactions on Power Systems”.  
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PROGRAMACIÓN ÓPTIMA DE UN SISTEMA DE EMBALSES EN CASCADA 
 DE UN TOMADOR DE PRECIOS EN UN MERCADO DE ELECTRICIDAD 
BASADO EN BOLSA  
  
 
F. Javier Díaz, Javier Contreras, Senior Member, IEEE, José I. Muñoz, y 
David y Pozo, Student Member, IEEE 
  
 
Resumen: Se presenta un modelo de Programación No Lineal Entera Mixta 
(PNLEM) para la programación de la operación integrada a corto plazo de una 
Compañía de Generación Hidroeléctricas (H-GENCO) propietaria de una serie 
de centrales a lo largo de un sistema de embalses en cascada en un mercado 
de la electricidad basada en bolsa. El objetivo de la H-GENCO puede ser tanto 
maximizar el beneficio, considerando la eficiencia técnica, como maximizar la 
eficiencia técnica, conservando un determinado nivel de beneficios. En ambos 
casos, la eficiencia puede ser precisamente obtenida  mediante el „Diagrama 
Colinar‟ suministrado por el fabricante de la turbina. Mediante un análisis de 
regresión no lineal múltiple se estima la eficiencia técnica de la unidad como 
una función cuadrática de la cabeza neta y la descarga de agua. Se describen 
varios casos de estudio de dimensiones realistas, donde los resultados indican 
que un modelo de PNLEM basado en beneficios produce mejores resultados 
comparado a un modelo de Programación Lineal Entera Mixta, PLEM. Por otra 
parte, mediante el modelo basado en eficiencia se obtienen mayores 
eficiencias y ahorros de agua.  
 
 
Palabras clave: Generación hidroeléctrica, cabeza neta, eficiencia técnica, 
„diagrama colinar‟, descarga de agua.  
 
 
5.1  Nomenclatura 
 
La notación utilizada en este modelo se presenta a continuación.  
 
5.1.1 Constantes  
 
βi               Coeficiente de eficiencia en función de la cabeza neta y la descarga 
                  de agua  
Hmax(i)     Cabeza máxima del embalse i [m]  
Hmin(i)      Cabeza mínima del embalse i [m]  
MATtra(i,j) Matriz de transición con valores 0/1. Sus elementos son  iguales a 1,   
                  si hay un flujo al embalse i desde el embalse j, y 0 en caso contrario 
mhest(i)     Pendiente de la cabeza estándar del embalse i  
mhv(i)        Pendiente como función lineal del volumen del embalse i  
mqest(i)     Pendiente de la descarga estándar del embalse i  
L(t)             Pecio de la electricidad en el período t [€/MWh] 
M               Factor de conversión de la descarga de agua (m3/s) a almacena-   
                  miento de agua (Hm3/h)  
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MINprofit   Mínimo beneficio en el modelo basado en eficiencia  
NT             Número de períodos de tiempo en el horizonte de estudio  
Pmax(i)      Potencia máxima o capacidad de la planta i [MW]  
Qmáx(i)     Máximo descarga de agua en la planta i [m3/s]  
Qmín(i)      Mínima descarga de agua en la planta i [m3/s]  
SU(i)          Costo de arranque de la planta de potencia i [€]  
VERmax(i) Vertimiento del embalse i [m3/s]  
VFA(i)        Valor futuro del agua en el embalse i [€/Hm3] 
VOLini(i)    Volumen inicial del embalse i [Hm3]  
VOLmax(i) Máximo volumen del embalse i [Hm3]  
VOLmin(i)  Volumen mínimo del embalse i [Hm3]  
W(i,t)          Pronóstico de afluencia natural de agua al embalse asociado con la 
                  planta i en el periodo t [Hm3/h]  
 
5.1.2 Variables  
 
COSenc(i) Costo de encendido de la planta i [€]  
efi(i,t)         Eficiencia de la turbina de i en el periodo t [%]  
h(i,t)           Cabeza neta del embalse i en el período t [m]  
hest(i,t)      Cabeza neta estándar del embalse i en el período t [m]  
INGope(i)   Ingresos operativos de la planta i [€]  
INGvfa(i)    Ingresos por valor futuro del agua del embalse i   
p(i,t)           Potencia de salida de la planta i en el período t [MW]  
Profit          Beneficio total del sistema de embalses [€]  
q(i,t)           Descarga de agua de la planta i en el período t [m3/s]  
qest(i,t)      Descarga de agua de la planta i en el periodo t [m3/s]  
v(i,t)           Variable 0/1que es igual a 1 si la planta i está on-line en el período  
                  t, y 0 de otro modo.  
ver(i,t)       Vertimiento del embalse asociado a la planta i en el período t [m3/s]  
VOLdes(i) volumen descargado de agua de la planta i en el horizonte de 
                 tiempo [Hm3]   
vol(i,t)       Volumen de agua en el embalse asociado a la planta i en el periodo t 
                 [Hm3]   
y(i,t)          Variable 0/1 igual a 1 si la planta i es encendida al comienzo del 
                 período t, 0 en caso contrario  
z(i,t)          Variable 0/1 igual a 1 si la planta i es apagada al principio del  
                 período t y 0 en caso contrario  
 
5.1.3 Conjuntos   
 
T              Conjunto de índices de los períodos para el horizonte de tiempo  
I               Conjunto de índices de las plantas pertenecientes a la H-GENCO  
K              Conjunto de coeficientes de eficiencia como una función de la  
                cabeza neta y la descarga de agua  
J              Conjunto de índices de los embalses aguas arriba del embalse i  
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5.2  Introducción  
 
En los sistemas de generación de potencia eléctrica, la coordinación 
hidrotérmica es un problema complejo que requiere optimización dinámica. Es 
un problema estocástico, a gran escala y relacionado con decisiones asociadas 
a la generación de electricidad asignadas a cada planta, hidráulica y térmica, 
para cada período del horizonte de planeación. Condiciones tales como el 
balance de agua temporal y espacial, restricciones de almacenamiento de agua 
en los embalses y capacidades físicas tanto de las plantas de generación como 
de las y líneas de transmisión deben satisfacer las condiciones de operación 
del sistema.  
 
Se han considerado dos enfoques básicos para el problema. En los esquemas 
tradicionales, basados en sistemas monopólicos centralizados, en la función 
objetivo se considera el mínimo costo total esperado para todo el horizonte de 
planeación. Se utiliza una función de costo futuro, basada en escenarios 
hidrológicos, para determinar la cantidad de agua requerida en el periodo 
actual y la que debe ser ahorrada para uso futuro [1]. Los sistemas 
desregulados, con esquemas de mercados competitivos, por lo general tienen 
como su principal objetivo la maximización de sus beneficios para la empresa 
generadora. Estos mercados de electricidad basados en bolsa se han 
expandido alrededor del mundo (América del Sur [2], España [3], de Nueva 
Inglaterra [4], Noruega [5]). 
 
El problema de coordinación hidrotérmica de corto plazo está relacionado con 
tres problemas, que en el contexto de un sistema integrado de embalses en 
cascada podrían especificarse como: (i) el despacho económico hidro-eléctrico 
(HED), relacionado con la pregunta de cuánto generar en cada planta de 
manera óptima, considerando la eficiencia técnica de las unidades; (ii) la 
asignación  de las unidades hidroeléctricas (HUC), asociado a la pregunta de 
cuándo generar, es decir, decidir cuándo encender y cuándo apagar, y (iii) el 
diseño o la preparación de ofertas de energía para someter al mercado del día 
siguiente. Este documento aborda los dos primeros problemas de manera 
integrada desde la perspectiva del propietario de las centrales hidroeléctricas, 
proceso conocido como el problema de programación, que ha sido resuelto 
utilizando diferentes metodologías, y cuyos resultados pueden ser útiles para 
resolver (iii).  
 
La mayoría de los modelos relacionados ignora el efecto de la cabeza variable 
en las curvas de desempeño de las unidades de generación hidroeléctrica, que 
representan la potencia generada como una función de la descarga de agua 
para evitar las no linealidades y las no concavidades que podrían llevar a 
óptimos locales. Estas simplificaciones pueden, sin embargo, llevar a 
inexactitudes. Curvas de desempeño simples han sido utilizadas, mediante 
aproximaciones lineales por partes cóncavas [6], [7] o por el modelado de los 
llamados puntos de mejor eficiencia local [8], [9]. Estos problemas han sido 
abordados, entre otros, con técnicas de Programación Lineal. Explotando 
algunas características especiales de ciertas restricciones, el problema ha sido 
formulado como un programa de flujo en redes, cuya solución puede 
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alcanzarse más rápidamente que usando algoritmos estándar de programación 
lineal [10], [11].  
 
La Programación Lineal Entera Mixta (PLEM), que permite combinar variables 
continuas, enteras y binarias en un mismo modelo, es una buena técnica para 
formular y resolver estos problemas. Las variables binarias pueden ser 
utilizadas en las aproximaciones lineales por partes para representar los 
segmentos lineales [12], [13]. Además, se han utilizado otros métodos de 
optimización tradicionales, técnicas heurísticas y algunas combinaciones de 
ambos [14], [15]. La estrategia de descomposición por cortes de Benders [16] 
es apropiada cuando existen variables complicantes, es decir, aquellas cuya 
presencia agrega significativa complejidad al problema. 
 
La Programación Dinámica Dual Estocástica (SDDP) [1] utiliza una función 
recursiva, actualizada a partir de soluciones duales de programación lineal. De 
esta manera, se obtienen aproximaciones a la función recursiva evitando la 
conocida „maldición de la dimensionalidad‟ de la programación dinámica.  
 
La Relajación de Lagrange (LR) es apropiada cuando se presentan 
restricciones complicantes, esto es, aquellas cuya presencia hace que el 
problema sea mucho más difícil de resolver [17] - [23]. En la estrategia de 
„descomposición de precios‟ los multiplicadores asociados a las restricciones 
de demanda se utilizan para estimar los precios de la electricidad. Una 
desventaja de la LR es que ligeras variaciones en los multiplicadores pueden 
generar oscilaciones en la solución de los sub-problemas [18], [23]. El 
problema HUC formulado en [19] como un modelo de PNLEM, resuelto con LR, 
toma la descarga de agua en cada período de tiempo para cada planta como 
una entrada, a diferencia de este trabajo, donde la descarga de agua a la 
turbina se considera como una de las principales variables de decisión. 
 
La potencia hidroeléctrica es una función no lineal y no convexa de la descarga 
de agua [20], [24] - [26]. Una aproximación lineal por partes sobreestima la 
generación entre los puntos de mejor eficiencia local. En [24] se desarrolla un 
modelo para el sistema de la British Columbia Hydro Power Authority (BCH) en 
Canadá y se aplica a una planta de 2.700 MW con diez unidades de cuatro 
tipos. Mediante un ejemplo, este modelo muestra que la asignación de todas 
las unidades disponibles en una planta podría producir una pérdida del 15% de 
eficiencia o una pérdida de energía equivalente a 80 MWh. En [25] se utiliza 
una función para cada cabeza hidráulica y aproximaciones cuadráticas para la 
relación entre la potencia y la descarga. En [26] se considera la cabeza bruta 
del embalse como un polinomio cúbico del volumen de agua y cuadrático de la 
descarga; la eficiencia de la unidad es asumida como un polinomio cóncavo de 
segundo grado de la descarga de agua, y la potencia como un polinomio de 
cuarto grado. 
 
Los efectos de la cabeza variable han sido estudiados en [14] y [27] - [31]. En 
[29], se consideran en un modelo basado en beneficios, con dos criterios de 
aversión al riesgo, mínimo beneficio y mínimo valor condicional en riesgo 
(CVaR). El problema se resuelve mediante un procedimiento iterativo, con 
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aproximaciones lineales por partes. En [31] se muestra que el comportamiento 
a corto plazo de un embalse depende tanto de su posición relativa en el 
sistema como y de los parámetros físicos de la hidro-cadena. La eficiencia de 
la planta se asume como una función lineal de la cabeza, y la cabeza como una 
función lineal del volumen almacenado. De esta manera, la generación de 
potencia es una función no lineal de la descarga de agua y de los volúmenes 
almacenados en el mismo embalse y en el siguiente en la cadena; la solución 
se basa en programación cuadrática indefinida. A través de un estudio de caso 
de tres embalses en cascada, muestra que el proceso de optimización aplaza 
la generación de potencia en los períodos iniciales para alcanzar altos niveles 
de almacenamiento en las plantas con mayor eficiencia. Los resultados, 
comparados con un método de programación lineal, que ignora la dependencia 
de la cabeza, muestran que los beneficios se incrementan entre 3,21% y 
7,86%, con un esfuerzo computacional similar.  
 
El presente problema de programación es similar a uno de los sub-problemas 
generados por LR para resolver el problema de coordinación hidrotérmica a 
corto plazo. El modelo propuesto permite a la empresa de generación 
hidroeléctrica, H-GENCO, determinar su programación en el mercado a corto 
plazo (una semana) y puede ser eficientemente resuelto por paquetes 
comerciales [32]. 
 
La principal motivación de este trabajo es proporcionar a una H-GENCO una 
herramienta de programación de corto plazo para lograr ya sea: i) el máximo 
beneficio de la venta de energía en el mercado del día siguiente, considerando 
todas sus restricciones operativas, incluyendo la eficiencia técnica [33] y los 
costos de encendido de las unidades de generación [8], [34], o bien, ii) la 
máxima eficiencia para un nivel deseado de beneficio. Este es un enfoque 
adecuado para una empresa de generación hidroeléctrica (H-GENCO), que 
busca maximizar sus beneficios, cuyo problema consiste en determinar la 
programación óptima en el corto plazo. Se desarrolla un modelo de 
Programación No Lineal Entera Mixto (PNLEM) para la operación integrada de 
una serie de plantas hidroeléctricas a lo largo de un sistema de embalses en 
cascada. Se analiza en detalle un estudio de caso para una H-GENCO precio-
aceptante de tamaño realista. Ya que su programa de producción no altera los 
precios de equilibrio del mercado, estos precios se suponen conocidos o 
pronosticados [35] - [37]. Una H-GENCO que desarrolla estrategias de oferta 
en mercados competitivos perfectos tiene incentivos para ofertar a los costos 
marginales, ya que están involucrados muchos pequeños productores, y no es 
posible para ninguno de ellos influenciar significativamente el precio del 
mercado. Así, cada productor debe aceptar este precio, que se supone 
describe completamente las condiciones del mercado [38] - [41]. 
 
Por otro lado, en mercados oligopólicos, el diseño de estrategias de ofertas 
óptimas es un problema muy complejo para un productor que debe tomar 
decisiones con información imperfecta en mercados formados por las 
interacciones entre los diferentes agentes, productores y consumidores, cuyo 
comportamiento es desconocido. Un formador de precios es un participante 
cuyas decisiones de ofertas tienen gran impacto en el mercado, generalmente, 
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es una gran empresa en un mercado con sólo un pequeño número de 
competidores. El caso de una H-GENCO con poder de mercado sería más 
realista, pero está más allá del alcance de este estudio; se requeriría modelar 
los cambios en los precios del mercado con la producción total de la H-
GENCO. Esto sería posible estimando e incorporando a los modelos, una curva 
de demanda residual considerando las consecuencias de las decisiones del 
principal agente en el precio del mercado [42] - [43]. En este caso, el productor 
actúa como un „líder‟ en un juego de Stackelberg, enfrentando una función de 
demanda residual, obtenida mediante la agregación de las curvas de oferta y 
demanda de los competidores. Finalmente, en casos más complejos, un 
enfoque de teoría de juegos puede considerar el comportamiento estratégico 
de los demás participantes en el mercado, que también actúan para maximizar 
sus propios beneficios. Además, los modelos de simulación también se basan 
en hipótesis sobre el comportamiento de los agentes. Otros modelos 
formadores de precios se presentan en [44] - [53].  
 
Las principales contribuciones de este trabajo son citadas a continuación.  
 
(1) La estimación de la eficiencia técnica de una turbina Francis como una 
función cuadrática de la cabeza neta y la descarga de agua a partir del llamado 
„diagrama colinar‟ suministrado por el fabricante. Este procedimiento es 
propuesto, pero no desarrollado, en [19]. Las referencias [19], [20] y [54] 
presentan valores numéricos de estos coeficientes que deben ser estimadas 
previamente. Al mejor conocimiento de los autores, estos „diagramas colinares‟ 
no han sido utilizados como parte de un proceso de optimización. En tal caso 
es posible obtener mejores resultados, ya que los puntos son tomados de 
modos de operación de máquinas específicas. Para ilustrar esto, comparamos 
nuestro modelo con el modelo MILP en [12], donde el primero produce mejores 
resultados.  
 
(2) La representación de las curvas de desempeño de la unidad de generación 
hidroeléctrica como funciones continuas, no lineales y no cóncavas, 
incorporando la eficiencia técnica para superar las inexactitudes de las 
aproximaciones discretas.  
 
(3) El modelado de los efectos de la cabeza variable en la función de 
generación de potencia. 
 
(4) La comparación entre el enfoque basado en beneficios y el enfoque basado 
eficiencia para una H-Genco.  
 
Lo restante de este artículo se organiza de la manera que sigue. En la sección 
5.3 se formula en detalle el modelo de PNLEM para la operación integrada a 
corto plazo del sistema hidroeléctrico. En la sección 5.4 se presentan y 
discuten los resultados de dos estudios de casos de dimensiones realistas. Por 
último, se presentan las conclusiones en la sección 5.5.  
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5.3  Formulación del modelo  
 
A continuación, el problema de programación de una H-GENCO se formula 
como un modelo de PNLEM. En el primer apartado se presenta la eficiencia 
técnica y la función de generación de potencia, en el siguiente se muestra la 
formulación del modelo basado en beneficios, y en el último se muestra una 
función objetivo alternativa basada en la eficiencia. 
  
5.3.1 La eficiencia técnica y la función de generación de potencia 
 
Las unidades de generación hidroeléctrica tienen un comportamiento 
operacional complejo. Su generación de potencia depende de tres variables: la 
cabeza neta, la descarga de agua a las turbinas y la eficiencia técnica del 
conjunto turbina-generador. La cabeza neta es una función no lineal de 
variables tales como la cabeza bruta (asociada con el volumen de agua en el 
embalse), la descarga de agua y el nivel del agua en la cola del embalse. Por 
otra parte, la eficiencia de la turbina es una función no lineal de la cabeza neta 
y la descarga de agua.  
 
Las curvas de desempeño de las unidades de generación hidroeléctrica son no 
lineales y no-cóncavas [8], [34]. De manera más general, sin embargo, la 
eficiencia técnica y la potencia de salida podrían formularse como funciones 
polinómicas de nivel superior de estas dos variables, la cabeza neta y la 
descarga de agua [20]. En [12], se formula y resuelve un modelo de PLEM que 
asigna a la curva de desempeño de las unidades tres diferentes niveles de 
agua almacenada en los embalses (bajo, medio y alto); se utilizan variables 
binarias para seleccionar la curva de desempeño correspondiente a cada uno 
de estos tres niveles y para modelar cada una de estas curvas no cóncava. En 
[13], para un único embalse con una planta hidroeléctrica de múltiples unidades 
de bombeo, se propone una mejora en dos pasos: i) una extensión de [12] para 
generalizar su enfoque a un número paramétrico de volúmenes de agua, y ii) 
una linealización ampliada con una estimación más precisa del límite superior 
de la producción de potencia mediante un método de combinación convexa 
considerando tanto los volúmenes como las descargas. En el presente trabajo, 
estas curvas son modeladas por una función continua que permite representar 
las no-concavidades donde, a diferencia de [8] y [34], la operación de la planta 
no se limita a los puntos de mejor eficiencia local, es decir, las curvas son 
adecuadas para representar la no concavidad global.  
 
  
La potencia de salida de una unidad de generación hidroeléctricas i en un 
período de tiempo t, expresada en MW, puede escribirse como en (1), donde 
efi(i,t) representa la eficiencia de la unidad en porcentaje, q(i,t) la descarga de 
agua a la turbina en m3/s, y h(i,t) la cabeza neta en m. 
 
     p(i,t) = 9.81*10-3 * efi(i,t) * h(i,t) * q(i,t)                 i∈I,   t∈T               (1)  
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Muchos trabajos relacionados consideran la cabeza neta y la descarga de agua 
como parámetros con valores promedio para el horizonte temporal [30], [31], 
[55] y [56]. Sin embargo, usar la cabeza neta variable para calcular la potencia 
generada en la operación de la central hidroeléctrica puede tener un efecto 
significativo. En [12], los „diagramas colinares‟ se representan como una familia 
de curvas no lineales y no cóncavas, conocidas como curvas de desempeño, 
cada una para un valor de cabeza específico.  
 
En este trabajo, se formula un nuevo modelo no lineal para representar la 
operación de una turbina y la potencia de salida se toma como una función no 
lineal. La turbina está proyectada para operar con unos parámetros de diseño 
de manera que su eficiencia sea óptima. Operar lejos de estos parámetros hará 
ineficiente el proceso de producción de potencia eléctrica. Se parte de la 
información disponible de los fabricantes, usualmente denotada como gráficos 
de eficiencia para diferentes niveles, dependiendo de la cabeza neta y la 
descarga de agua, conocidos como „diagramas colinares‟, como el que se 
ilustra en la figura 5.1, adaptada a partir de [19] y [57] en [58]. En esta figura, 
para cada pareja (cabeza neta, descarga de agua) asociada con cualquier 
punto de la región de operación factible, es posible leer la eficiencia de la 
turbina (y la potencia de salida). Además, hay un punto de „máxima eficiencia‟, 
alrededor de 0,94 en este caso, con los valores de eficiencia óptima para unos 
parámetros de diseño, llamados cabeza de diseño, hd, y descarga de diseño, 
qd, con valores de 41,67 m y 263,43 m3/s, respectivamente. Se analizó una 
turbina de reacción, en este caso, la eficiencia de una turbina Francis se 
considera como  
 
 
 
Figura 5.1 Eficiencia de una turbine Francis como una función de la cabeza 
                  neta y la  descarga de agua 
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Una función cuadrática de la cabeza neta y la descarga de agua, tal como se 
presenta en (2), independientemente de los subíndices. 
 
                             efi = β0 +β1h + β2q + β3h
2 + β4q
2+β5hq    (2)  
 
Para deducir la expresión analítica real de la eficiencia se toma una muestra de 
378 puntos de las curvas de la figura 1. Con el paquete estadístico R, versión 
2.4.1, se desarrolla un algoritmo para transformar estos puntos a la escala 
original, y para estimar los parámetros βi, i = 0 a 5, en (2). En el Anexo se 
muestran los detalles numéricos para alcanzar (3). 
 
 
         E[efi│h,q] = - 1.37 + 0.0773h + 0.00502q – 0.00131h2 -  
                                           0.000019q2 + 0.000121hq                      (3)  
 
Para cualquier pareja (cabeza neta, descarga de agua) asociada a cualquier 
punto de la región de operación factible, (3) puede utilizarse para estimar la 
eficiencia de la turbina, a partir de cual es posible calcular la potencia de salida, 
en MW, utilizando (1). La descarga de agua a la unidad i en el período t se 
considera como la variable de decisión o de control, y la     cabeza neta como 
una variable endógena, que depende del volumen de     agua del embalse. 
 
Nótese que la relación cabeza-volumen es generalmente representada por 
curvas de nivel en cada embalse, según su topología. En este trabajo, la 
cabeza se toma como una función lineal del volumen, de acuerdo con los 
resultados de un estudio preliminar donde una regresión lineal presenta un 
ajuste aproximado del 96%.  
 
5.3.2  Formulación del modelo basado en beneficio 
 
El propósito de toda H-GENCO en un mercado de la electricidad es maximizar 
su propio beneficio, calculado como la diferencia entre sus ingresos y sus 
gastos de operación totales. Para una H-GENCO, los costos de producción son 
insignificantes, los más significativos que representan un impacto real en su 
programación a corto plazo son los costos de encendido de las unidades, 
ocasionados principalmente por el mantenimiento adicional necesario para el 
equipo mecánico y el mal funcionamiento del equipo de control con frecuentes 
arranques. Así, la función objetivo a maximizar puede expresarse como (4).  
 
                       Z = Σi∈I[INGope(i) + INGvfa(i) - COSenc(i)                                 (4) 
   
donde:  
                   INGope(i) = Σt∈T[L(t)*p(i,t)]      i Є I                                                (5) 
  
INGvfa(i) = vol(i,NT)*VFA(i)      i Є I                                            (6) 
 
COSenc(i) = ∑tєT SU(i)*y(i,t)      i Є I                                           (7) 
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En (4), se calcula el beneficio total del sistema como la suma de los beneficios 
de cada una de sus plantas, donde: i) el primer término representa los ingresos 
operativos, ii) el segundo, los ingresos por el valor futuro del agua almacenada 
en el embalse al final del período de programación, tal como se define por un 
modelo de mediano o de largo plazo, y iii) el último término representa el costo 
de encendido, en función del tipo de planta [8], [34]. En (5), los ingresos 
operacionales de cada planta perteneciente a la H-GENCO se calculan como la 
suma del precio de la electricidad por la potencia de salida en todos los 
periodos de tiempo. En (6), los ingresos por el valor futuro del agua se obtienen 
como el volumen almacenado en el embalse en el último período de tiempo por 
el valor futuro del agua, VFA(i). En (7) el costo de encendido en el horizonte de 
programación es la suma de los costos de encendido para todos los períodos 
de tiempo en los que se han encendido las unidades hidroeléctricas. 
  
Las restricciones del problema se presentan a continuación. La ecuación de 
continuidad del embalse se formula en (8). El volumen de agua en el período 
actual se calcula como el volumen en el período anterior, más el total de las 
entradas al embalse, tanto los influjos naturales como los aportes de otros 
embalses aguas arriba, menos las salidas totales conformadas por la descarga 
de agua a las turbinas y los vertimientos de cada embalse. El factor de 
conversión M es igual a 0,0036. El tiempo de viaje del agua desde un embalse 
hasta el siguiente aguas abajo en la cadena, se asume como una hora. La 
matriz de transición MATtra(i,j) toma valores binarios 0/1, que son iguales a 1 si 
el embalse i recibe flujos del embalse j, aguas arriba, y 0 en caso contrario.  
 
 
VOL(i,t) = vol(i,t-1)+W(i,t)+M*{∑jєTMATtra(i,j)*[q(j,t-1)+ver(j,t-1)]-q(i,t)-ver(i,t)}  (8)                                                                           
 
Las ecuaciones (9) - (24) representan las restricciones embalse. A 
continuación, se presentan en bloques.  
 
                                     VOLmin(i) ≤ vol(i,t) ≤ Volmax(i)     i∈I                          (9)  
 
                                     Hmin(i) ≤ h(i,t) ≤ Hmax(i)                i∈I                       (10)  
 
                         Qmin(i)* v(i,t) ≤ q(i,t) ≤ Qmax(i)* v(i,t)  i∈I,  t∈T                    (11)  
 
                                  Ver(i,t) ≤ VERmax(i)  i∈I,  t∈T                                     (12)  
 
                                  VOLdes(i) * = M* Σt∈T  q(i,t)               i∈I                       (13) 
 
En (9), el volumen del embalse i durante el período de tiempo t debe 
permanecer entre sus límites, inferior y superior. En (10), la cabeza neta se 
acota entre la cabeza mínima y la máxima. En (11), según lo establecido por la 
variable binaria, v(i,t), la descarga de agua a la turbina asociada a la planta i en 
el período t debe permanecer entre sus límites, inferior y superior, si la turbina 
está encendida, esto es v(i,t) = 1, pero si la turbina está apagada, o sea v(i,t) = 
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0, la descarga será 0. En (12), el vertimiento del embalse asociado a la planta i 
es limitado de acuerdo con su capacidad máxima. En (13), se calcula el 
volumen total descargado en cada embalse durante todo el horizonte de 
programación. 
 
h(i,t) = Hmin(i)+mhv(i)*[vol(i,t)- VOLmin(i)]   i∈I,      t∈T          (14) 
 
mhv(i)= [Hmax(i)- Hmin(i)]/[ VOLmax(i)- VOLmin(i)]    i∈I         (15) 
   
En (14), la altura de agua en el embalse se calcula como una función lineal de 
su volumen, donde la pendiente de la relación cabeza-volumen se estima como 
en (15) para cada embalse. Se supone una cabeza mínima asociada con el 
volumen mínimo. 
       
          hest(i,t) = Hmin(0)+mhest(i)*[h(i,t) - Hmin(i)]   i∈I,      t∈T                   (16) 
 
             mhes(i)= [Hmax(0)- Hmin(0)]/[ Hmax(i)- Hmin(i)]    i∈I                     (17) 
        
También se supone que cada planta opera con una turbina Francis, o su 
equivalente, con un „diagrama colinar‟ semejante al que se muestra en la figura 
1, que en adelante será llamado 'turbina estándar', donde cada turbina tiene 
sus propios parámetros. Por esta razón, en (16) se realiza un cambio de escala 
en el eje de la cabeza mediante una transformación lineal de sus valores 
originales, h(i,t), a sus equivalentes en la turbina estándar, hest(i,t). Se supone 
que hay un valor mínimo correspondiente al mínimo de la turbina estándar, 
Hmin(0), y la pendiente, mhest(i), para cada embalse se calcula como en (17).  
 
       qest(i,t) = (Qmin(0) + mqest(i) * [q(i,t) - Qmín(i)]) * v(i,t)   i∈I,  t∈T        (18)  
 
          mqest(i) = [Qmax(0) - Qmin(0)] / [Qmax(i) - Qmin(i)]       i∈I                (19)  
 
efi(i,t) = {β0 + β1hest(i,t) + β2qest(i,t) + β3hest2(i,t) + β4qest2(i,t) 
                                +β5hest(i,t)qest(i,t) * v(i,t)              i∈I,  t∈T                 (20)  
 
                              p(i,t) = 0.00981 * h(i,t)q(i,t)* efi(i,t)     i∈I,  t∈T              (21)  
 
                                    p(i,t) ≤ Pmax(i) * v(i,t)                        i∈I,  t∈T        (22)  
 
 
En (18), se aplica un cambio de escala en el eje de descarga para transformar 
la descarga, q(i,t), a su equivalente descarga estándar, qest(i,t), donde la 
pendiente, mqest(i), se calcula como en (19). Estos cambios de escala en los 
ejes de cabeza y descarga permiten calcular para cada unidad de generación, 
la eficiencia mediante (2), como se muestra en (20), y la potencia de salida 
usando (1), como se muestra en (21). En (22), la generación de potencia 
máxima se limita a la capacidad de la planta. 
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efi(i,t), h(i,t), hest(i,t), p(i,t), q(i,t), qest(i,t), ver(i,t), vol(i,t) ≥ 0   i∈I,  t∈T        (23)  
 
                        COSenc(i), INGope(i), INGvfa(i), VOLdes(i) ≥ 0  i∈I             (24) 
 
                             y(i,t) - z(i,t) = v(i,t) - v(i,t-1)             i∈I,  t∈T                      (25)  
 
                                        y(i,t) + z(i,t) ≤1                    i∈I,  t∈T                      (26)  
 
                               v(i,t), y(i,t), z(i,t) ∈(0,1)                 i∈I, ∈t T                      (27) 
 
 
Las variables no negativas utilizadas en el modelo se muestran en (23) - (24). 
Las restricciones (25) - (27) utilizan variables binarias para modelar el 
encendido y apagado de las plantas a lo largo del horizonte temporal [11]. Las 
variables z(i,t) pueden parecer superfluas, ya que sólo aparecen en estas dos 
restricciones. Sin embargo, simulaciones numéricas han demostrado su 
capacidad para reducir significativamente el tiempo de cálculo [12]. Las 
variables llamadas descarga, q(i,t), descarga estándar, qest(i,t), eficiencia, 
efi(i,t), y potencia, p(i,t), son iguales a 0 si la planta i está apagada en el 
período t, esto es si v(i,t) = 0. 
    
Para concluir, se propone un modelo de PNLEM donde (18), (20) y (21) son 
funciones no lineales representando la descarga estándar, la eficiencia y la 
potencia de salida, respectivamente. Hay variables binarias en (11) y (22) para 
poner límites a la descarga y la potencia de salida, en (18) y (20) para calcular 
la descarga estándar y la eficiencia, y en (25) y (26) para controlar el encendido 
y apagado de las plantas. En este caso, aparece una variable binaria 
multiplicando una función lineal en (18) y una no-lineal en (20).  
 
5.3.3 Formulación de la función objetivo alternativa basada en la    
           eficiencia 
 
La operación de una turbina cerca de su punto de diseño produce una alta 
eficiencia técnica que tiene muchas ventajas como lograr ahorros en el agua 
utilizada para la producción, así como en los costos de mantenimiento, 
extender la vida útil del equipo mecánico, evitar mal funcionamiento de los 
equipos de control y desgaste de la maquinaria. Por el contrario, la operación 
de la turbina lejos de su punto de diseño, puede causar cavitación y vibraciones 
mecánicas, con graves consecuencias a la turbina, bajo rendimiento, desgaste 
mecánico, daño de los componentes, demasiado ruido y oscilaciones de 
potencia. La cavitación de una turbina hidráulica puede resultar crítica para la 
oferta de energía eléctrica. Mediante datos experimentales, [59] reporta los 
costos de su detección en la central hidroeléctrica „Raúl León' conocida como 
'El embalse el Guri‟ en Venezuela, una de las más grandes del mundo en 
operación, con 20 unidades de generación cada una de 500 MW y 10.000 MW 
de capacidad total. En [59], la salida de producción de una unidad se calcula 
como un valor medio de 20.000 €/h, así: 500.000 kW * 0,04 €/kWh. El precio 
medio de la electricidad en el mercado español-portugués fue de 0,04 €/kWh 
en los dos años 2004 y 2009 [60].  
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En este segundo modelo se propone como una función objetiva alternativa, Z0, 
la maximización de la eficiencia técnica ponderada, como en (28), donde se 
toma la potencia generada por cada planta hidroeléctrica durante cada período 
como el factor de ponderación. Al mejor conocimiento de los autores, este 
enfoque no ha sido propuesta con anterioridad, ni aplicado en ningún sistema 
real y es una contribución de este trabajo.  
 
Los principales propósitos de este modelo alternativo, conformado sólo por 
variables físicas sin considerar los precios, son dos: i) ayudar a encontrar una 
solución óptima alternativa que maximice la eficiencia técnica de las turbinas 
sin disminuir los beneficios del productor, como se muestra más adelante en la 
figura 9, donde un nuevo programa de generación hidroeléctrica que conserva 
el mismo nivel de beneficios permite incrementar la eficiencia global del 
sistema (con el fin de evitar el deterioro de la maquinaria. Esta solución sería 
un óptimo alternativo al programa de máximo beneficio), y ii) permitir análisis de 
escenarios con dos objetivos: el máximo beneficio y la máxima eficiencia. Las 
figuras 9 y 10 muestran como pequeñas disminuciones del primer objetivo 
producen significativos incrementos de la eficiencia, lo que podría ser 
generalizado como un caso de Análisis Multi-objetivo (no desarrollado en este 
artículo). Una H-GENCO buscaría el objetivo de maximizar la eficiencia si 
sacrificando una pequeña parte de sus beneficios pudiera mejorar 
significativamente su eficiencia global con el fin de ahorrar costos de 
mantenimiento futuro y problemas de cavitación. 
  
 
5.4  Casos de Estudio 
  
El objetivo de este trabajo, como se afirma en la introducción, es obtener la 
generación hidroeléctrica óptima como parte del diseño de ofertas para el 
mercado del día siguiente. En esta sección se presentan y discuten los 
resultados de dos casos de estudios de dimensiones realistas. El sistema 
consta de ocho plantas en cascada a lo largo de la cuenca del río Duero en 
España, Figura 5.2, cuyos datos se muestran en la Tabla 5.1, tomada de [12]. 
Los modelos se implementan en un Sun Fire v20z, biprocesador AMD Opteron 
Dual Core 270 de 2.0 GHz y 8 GB de memoria RAM, usando SBB bajo GAMS 
[32]. En el primer caso de estudio que comprende 24 horas, el sistema contiene 
4235 ecuaciones y 2717 variables, donde 2069 son continuas y 648 discretas. 
La solución óptima se obtiene en 1.19 minutos de tiempo de CPU. En el 
segundo caso, semanal, el sistema contiene 30252 ecuaciones y 16257 
variables, de las cuales 12201 son continuas y 4056 son discretas. La solución 
óptima se obtiene en 40.7 minutos de tiempo de CPU.  
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Figura 5.2 Topologia hidráulica de la cuenca. 
 
 
Tabla 5.1 Datos del hidrosistema. 
 
 
 
Plant 
Qmin(i) 
[m
3
/s] 
Qmax(i) 
 [m
3
/s] 
VOLini(i)  
[Hm
3
] 
VOLmin(i) 
[Hm
3
] 
VOLmax(i) 
[Hm
3
] 
W (i,t) 
[Hm
3
/h] 
SU(i) 
[€] 
Pmax(i) 
[MW] 
VFA(i) 
[€/ Hm3] 
1   2     62 100 6  225 0.051 110 28.62 84.0 
2   5  163 80 6      262 0.058 150 69.52 221.2 
3 14    464 790 6  1200 0.603 200 139.05 630.0 
4 19  662 33 6     66 0.051 250 116.38 900.2 
5 18  628 13 6   26 0.051 350 186.66 854.0 
6 14   479 1200 6  2586 0.199 1500 833.28 651.0 
7 29     985 50 6     115 0.500 2000 1159.63 1338.4 
8 30  1028 90 6    181 0.048 1000 550.90 1397.2 
 
 
 
5.4.1 Primer caso de estudio  
 
Se corre el modelo de PNLEM para un día dividido en 24 horas de acuerdo a 
los datos originales del modelo de PLEM en [12]. Los resultados obtenidos en 
[12] se muestran y se comparan con el modelo de PNLEM en la tabla 5.2. 
Ambos modelos consideran el volumen final de agua igual al inicial para todos 
los embalses, y por lo tanto los volúmenes descargados, VOLdes, son iguales 
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también. En el modelo de PNLEM, el valor óptimo de la función objetivo es 
$597751.2 es decir, un 7,01% superior que $558587.1 alcanzado en [12], 
mostrando la ventaja de un detallado modelado de la eficiencia.  Los ingresos 
operativos  también se incrementan de $565647.1 en el modelo de PLEM a 
$601950,3 en el de PNLEM, un incremento del 6.41%. 
  
Tabla 5.2  Programa de producción óptima: PLEM [12] Versus PNLEM.                           
                    Un día 
 
Planta 
i 
INGope 
MILP 
(€) 
COSenc 
MILP 
(€) 
Profit 
MILP 
(€) 
INGope 
MINLP 
(€) 
COSenc 
MINLP 
(€) 
Beneficiot 
MINLP 
(€) 
1 5049.5 110 4939.5 3267.3 0 3267.3 
2 7773.0 150 7623.0 6684.6 150 6534.6 
3 27747.7 200 27547.7 59092.0 200 58892.0 
4 9889.2 250 9639.2 30700.1 0 30700.1 
5 36729.2 350 36379.2 50699.1 350 50349.1 
6 78642.7 3000 75642.7 59387.1 1500 57887.1 
7 
266680.
0 
2000 264680.0 261260.0 2000 259260.0 
8 
133135.
8 
1000 132135.8 130860.0 0 130860.0 
Total 
565647.
1 
7060 558587.1 601950.3 4200 597751.2 
 
5.4.2  Segundo caso de estudio 
 
Este segundo caso de estudio también es tomado de [12], pero para un período 
de una semana del año 2008. La información y suposiciones relevantes son 
completadas y actualizadas, como se presenta a continuación, para formular y 
resolver el modelo como uno de PNLEM. El influjo natural del agua a cada 
embalse se supone constante durante todo el horizonte de tiempo, en este 
caso, una semana dividida en 168 períodos horarios. Los volúmenes, inicial y 
final, de agua en el embalse son conocidos al principio del período de estudio. 
Estos últimos, así como el valor futuro del agua, VFA, son usualmente 
obtenidos por modelos de planeación de mediano o largo plazo. 
  
Con propósitos de comparación de las políticas de operación, se desarrollan 
dos escenarios para el volumen final: volumen fijo y libre. En el primero, sin 
pérdida de generalidad, para cada embalse se asume un escenario básico con 
un volumen final de agua igual al inicial; por lo tanto, el programa de producción 
es indiferente al valor futuro del agua almacenada, VFA(i), al final del período 
previamente definido. Un cambio proporcional en todos los VFA(i) no afecta el 
programa de producción (volumen descargado, volumen descargado, VOLdes, 
e ingresos operativos, INGope), aunque los ingresos por valor futuro del agua, 
INGvfa, y los beneficios, profit, cambian.  La figura 5.2 muestra el acople 
espacial entre los embalses.  
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En la tabla 5.3, se muestran los siguientes casos sintetizados en términos de 
las principales variables involucradas en cada una de las tablas que siguen. En 
el caso de volumen libre, el modelo de máxima eficiencia (comparado con el de  
máximo beneficio) tiene menor volumen descargado, VOLdes, y mayor 
eficiencia. En el caso de volumen fijo, el modelo de máxima eficiencia 
(comparado con el de máximo beneficio)  tiene el mismo VOLdes pero mayor 
eficiencia.  
 
Tabla 5.3   Resumen del Segundo caso de studio. Una semana (168 horas) 
Número 
de la 
Tabla 
Volumen 
(Hm3) 
VOLdes 
(Hm3) 
Variable 
maximizada 
Eficiencia 
 (%) 
Beneficio 
(M€) 
5.4 Fijo 1389.85 Beneficio 84.51 19.06 
5.5 Fijo 1389.85 
Eficiencia 
 
89.16 19.06 
5.6 Libre 1920.48 Beneficio 81.32 25.36 
5.7 Libre 1914.36 
Eficiencia 
 
88.60 25.36 
 
La tabla 5.4 presenta el programa de producción óptima con volumen fijo, 
cuando se maximiza el beneficio como en (4). En general, la potencia de salida 
de las ocho plantas sigue el perfil de precios horarios para el mercado de 
electricidad español obtenido de [59] para la semana de octubre 9 al 15 de 
2008. La figura 5.3 muestra esta tendencia para la planta 1. Para un detallado 
análisis se selecciona la planta 1, para la cual, en la figura 5.4 se presentan la 
evolución de la descarga de agua y los precios, los cuales son similares a la 
figura 5.3, como se esperaba. La evolución del volumen del embalse asociado 
con la planta 1, y su descarga, se muestran en la figura 5.5. Las plantas 1, 2, 4 
y 7 están encendidas al principio del período en estudio. Su descarga (y por lo 
tanto su generación) puede caer a su límite inferior, Qmin(i) dado en la tabla 
5.1, sin apagar la unidad.   
 
La Tabla 5.4 y las figuras 5.3 a 5.5 muestran el programa de máximo beneficio 
sin apagar la unidad 1 (lo mismo que la 4) durante toda la semana, para así 
evitar su costo de encendido. La unidad 1 está operando cercano a 0,5 MW de 
potencia de salida durante muchos períodos de tiempo, es decir, lejos de su 
punto de máxima eficiencia, con posibles problemas de cavitación. En este 
caso, sería conveniente modificar la política de operación, especialmente la 
mínima descarga de agua permisible, Qmin(i), para evitar los resultados 
indeseables, citados previamente. Incrementar la descarga de agua en las 
unidades 1 y 2 llevaría a volúmenes superiores en la unidad 3, cuyo volumen 
inicial es aproximadamente el 66% de su capacidad de almacenamiento, y 
cuyas afluencias son cercanas a 10 veces las de las plantas 1 y 2, como se 
muestra en la Tabla 5.1, causando un alto riesgo de vertimiento. Nótese que la 
planta 3 es la única con un volumen inicial superior al 50% de su propia 
capacidad de almacenamiento. El programa de máxima eficiencia da una 
solución óptima alternativa, con los mismos beneficios, pero con mejor 
eficiencia global, como se muestra en la figura 5.8. 
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Tabla 5.4   Máximo beneficio con volumen fijo.  Programa de producción              
                     óptima. Una semana. 
 
Planta 
i 
INGope(i) 
(€) 
INGvfa(i) 
(€) 
COSenc(i) 
(€) 
VOLdes(i)  
(Hm3) 
Beneficio(i) 
(€) 
1 51734.33 8400.00 0.00 8.57 60134.33 
2 137256.45 17696.00 0.00 18.53 154952.45 
3 1332895.81 497700.00 200.00 120.40 1830395.81 
4 414540.62 29706.60 0.00 128.91 444247.22 
5 1165085.92 11102.00 350.00 139.58 1175837.92 
6 2817810.44 781200.00 1500.00 172.95 3597510.44 
7 7877572.17 66920.00 0.00 396.42 7944492.17 
8 3730377.45 125748.00 1000.00 404.48 3855125.45 
Total 17527273.18 1538472.60 3050.00 1389.85 19062695.78 
 
 
 
Figura 5.3 Potencia de salida versus precio de la electricidad para octubre 9-15 
                  de 2008 
 
 
 
 
Figura 5.4 Descarga de agua versus precio de la electricidad para octubre 9-15 
                  de 2008 
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Figura 5.5 Volumen y descarga de agua para octubre 9-15 de 2008 
 
La figura 5.6 muestra la correlación negativa (con excepción de los puntos 
mínimos, en este caso) entre la descarga de agua y la eficiencia. Esto puede 
explicarse de la siguiente manera: En la figura 5.1, puede verse que para una 
cabeza neta dada, a partir de la descarga mínima, la eficiencia aumenta con la 
descarga (correlación positiva) hasta un punto de ´descarga de máxima 
eficiencia relativa´, y desde este punto la eficacia disminuye con la descarga 
(correlación negativa). Para cada cabeza neta hay un punto asociado con la 
´descarga de máxima eficiencia relativa´. Uniendo todos estos puntos, puede 
obtenerse una ´trayectoria de máxima eficiencia relativa´ que divide la región 
de operación factible en dos sub-regiones, una por encima de esta 'trayectoria', 
con correlación negativa, y otra por debajo, con correlación positiva. La figura 
5.7 muestra la correlación positiva entre la eficiencia técnica y la productividad, 
esta última definida como la potencia generada por unidad de descarga, p/q, la 
cual mediante una transformación simple podría convertirse en energía por 
unidad de agua descargada, así: (p*t) / (q*t) = Energía / Volumen.  
 
 
Figura 5.6  Planta 1 Correlación negativa entre la eficiencia y la descarga. 
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Figura 5.7  Planta 1 Correlación positiva entre la eficiencia y la              
                   productividad. 
      
Se comparan los resultados de máximo beneficio, mostrados en la tabla IV, con 
los de máxima eficiencia, en la tabla V, y asumiendo que se desea guardar el 
mismo nivel de beneficios, al menos igual a (4), sin modificar las otras 
restricciones (5 ) - (27). No hay diferencias en los resultados globales en 
términos de ingresos, valor futuro del agua, descarga de agua, y costos de 
encendido. Si el volumen es restringido en el modelo de máxima eficiencia, la 
descarga de agua es la misma que en el de máximo beneficio, pero la 
descarga se realiza en diferentes períodos de tiempo cuando la eficiencia es 
mayor. Estos resultados muestran que la solución de máxima eficiencia es un 
óptimo alternativo al de máximo beneficio. Sin embargo, los ingresos 
operacionales, INGope(i), y los beneficios profit(i), decrecen para las plantas 4, 
5 y 7, incrementando para el resto. La disminución para estas plantas 
conectadas en serie es parcialmente compensada por el aumento de la planta 
6 (en paralelo con la planta 5, ver fig. 5.2), cuya afluencia natural de agua al 
embalse es cercana a cuatro veces la de las plantas 4 y 5, ver Tabla 5.2; 
además, su eficiencia es muy baja e incrementa de manera significativa  (Fig. 
5.8).  
 
Tabla 5.5  Máxima eficiencia con volumen fijo. Programa de producción 
                  óptima. Una semana. 
Planta   
i 
INGope(i) 
(€) 
INGvfa(i) 
(€) 
COSenc(i) 
(€) 
VOLdes(i) 
(Hm3) 
Beneficio(i) 
(€) 
1 51904.94 8400.00 0.00 8.57 60304.94 
2 139126.32 17696.00 0.00 18.53 156822.32 
3 1373499.61 497700.00 200.00 120.40 1870999.61 
4 335229.61 29706.60 0.00 128.91 364936.21 
5 1150955.86 11102.00 350.00 139.58 1161707.86 
6 2881236.47 781200.00 1500.00 172.95 3660936.47 
7 7857634.13 66920.00 0.00 396.42 7924554.13 
8 3737686.25 125748.00 1000.00 404.48 3862434.25 
Total 17527273.18 1538472.60 3050.00 1389.85 19062695.78 
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La figura. 5.8 muestra una comparación entre la eficiencia técnica de la unidad 
en ambos modelos, maximización de beneficios y maximización de eficiencia, 
como se muestra en la tabla 5.3. Se estudian varios casos que van desde la 
máxima eficiencia sin un nivel deseado de beneficios (beneficio irrestricto) 
hasta la máxima eficiencia con un nivel de beneficio del 100%. Es notable el 
dramático aumento de la eficiencia de las turbinas 5 a 8 en todos los casos. La 
eficiencia incrementa de manera significativa para niveles de beneficios de 90-
97%, que son lo suficientemente cercanos a la mejor solución en términos de 
beneficio.  
 
 
 
Figura 5.8  Resultados de eficiencia: máximo beneficio versus máxima 
                  eficiencia. Volumen fijo 
 
Con propósitos de complementación, el mismo ejercicio se repite suponiendo 
que el volumen final de agua en cada embalse no se fija a su valor inicial, sino 
que varía libremente. Las tablas 5.6 y 5.7 muestran los resultados, donde la 
solución en la Tabla 5.7 es un óptimo alternativo al de la tabla 5.6. Comparando 
los resultados de los modelos de máximo beneficio, con volumen libre y 
restringido, puede observarse que la tabla 5.6 con volumen libre, da valores 
superiores con respecto al caso de volumen restringido (Tabla 5.4), en todas 
las plantas, tanto para la descarga de agua, VOLdes (i), como para los ingresos 
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operativos, INGope (i), como se esperaba. Además, el ingreso por valor futuro 
del agua, INGvfa(i), es mayor con volumen libre (aproximadamente 1.7 frente a 
1.5 M€). ¿Cómo es posible que mayores descargas de agua puedan resultar 
en mejores ingresos por el almacenamiento de agua? A continuación se 
presenta la explicación.  
 
El modelo de volumen restringido considera dado el almacenamiento final de 
agua para todas las plantas en el período global, por lo tanto, una determinada 
cantidad de agua es óptimamente descargada en cada hora. Sin embargo, en 
el modelo de volumen libre, el programa de producción puede descarga agua 
sin límites de una manera óptima y, por lo tanto, puede almacenarla en 
embalses con mejor valor futuro del agua. Este es el caso de las primeras tres 
transferencias entre las primeras cuatro plantas, donde el VFA varía de 84.0 a 
221.2, 630.0 y 900.2 (Tabla 5.2). Luego, el VFA disminuye entre los embalses 4 
y 5, incrementando entre los embalses 5 y 7. Por lo tanto, el agua fluye desde 
el embalse 4 (cayendo rápidamente a su volumen mínimo, VOLmin, con baja 
eficiencia, efi, y bajos ingresos operativos, INGope) hasta el embalse 5, con el 
fin de ir más tarde de 5 a 7, cuyo VFA es mayor. La planta 6 genera a su 
máxima capacidad, Qmáx, para transferir agua, ya que el VFA también se 
incrementa. Los embalses 7 y 8 alcanzan rápidamente sus volumenes 
máximos. 
  
Tabla 5.6   Máximo beneficio con volumen libre. Programa de producción 
                   óptima. Una  semana 
 
Planta 
i 
INGope(i) 
(€) 
INGvfa(i) 
(€) 
COSenc(i) 
(€) 
VOLdes(i) 
(Hm3) 
Beneficio(i) 
(€) 
1 149951.39 5969.91 0.00 37.50 155921.30 
2 405865.56 12215.07 0.00 72.02 418080.63 
3 1865123.68 501085.13 200.00 167.38 2366008.81 
4 418347.44 5401.20 0.00 201.96 423748.64 
5 1760201.95 13861.64 350.00 208.43 1773713.59 
6 4271524.08 748629.20 1500.00 289.70 5018653.28 
7 10137581.37 153916.00 0.00 513.21 10291497.37 
8 4668605.20 252893.20 1000.00 430.27 4920498.40 
Total 23677200.67 1693971.35 3050.00 1920.48 25368122.30 
 
 
Comparando las tablas 5.6 y 5.7, con volumen libre, puede observarse que el 
volumen descargado, VOLdes (i), disminuye un poco en el modelo de la 
máxima eficiencia, ahorrando agua, pero no mucho, ya que el nivel de 
beneficios se mantiene en ambos casos. 
 
Al igual que en la figura 5.8, la figura 5.9 muestra los resultados de eficiencia 
para una gama de niveles de beneficio. Como en el caso anterior, la eficiencia 
mejora de manera significativa para las turbinas 5 a 8. La eficiencia global 
oscila entre 0.8132 (100% del máximo beneficio) a 0.886 (beneficio irrestricto), 
como se muestra en la Tabla 5.3. También se observa la disminución de la 
eficiencia con respecto a la figura 5.9 para el caso de beneficio al 100%, 
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especialmente para las turbinas 1 y 2. En general, estos resultados muestran 
que la programación óptima con volumen libre presenta mayores beneficios, 
pero menor eficiencia técnica global. 
 
Tabla 5.7   Máxima eficiencia con volumen  libre. Programa de producción 
                   óptima. Una semana. 
 
Planta 
 
INGope(i) 
(€) 
INGvfa(i) 
(€) 
COSenc(i) 
(€) 
VOLdes(i) 
(Hm3) 
Beneficio(i) 
(€) 
1 149513.98 6014.42 0.00 36.97 155528.40 
2 397389.99 13394.81 0.00 66.18 410784.80 
3 1865123.68 497233.92 200.00 167.70 2362157.60 
4 363669.95 5401.20 0.00 202.28 369071.15 
5 1755187.15 13996.38 350.00 211.34 1768833.53 
6 4270542.10 749911.89 1500.00 288.21 5018953.99 
7 10164425.00 153916.00 0.00 512.31 10318341.00 
8 4712558.59 252893.20 1000.00 429.37 4964451.79 
Total 23678410.44 1692761.82 3050.00 1914.36 25368122.30 
 
 
 
 
Figura 5.9  Resultados de eficiencia: máximo beneficio versus máxima 
                  eficiencia. Volumen libre 
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Finalmente, nótese que en el modelo que maximiza la eficiencia con volumen 
libre, una disminución del beneficio en 10% (del 100% al 90%), produce un 
ahorro del 13,6% en el agua descargada (de 1914.36 a 1662.34 Hm3), lo que 
podría ser conveniente en condiciones críticas, tales como sequías de largo 
plazo, para evitar racionamientos en la generación hidroeléctrica o en otros 
usos del agua como en la agricultura, la irrigación o el consumo humano.  
      
 
5.5  Conclusiones 
 
La principal motivación de este trabajo es ofrecer a una H-GENCO tomadora 
de precios una herramienta de programación de corto plazo para un mercado 
de electricidad basada en bolsa. Se definen y comparan dos posibles objetivos 
para la operación de una H-GENCO, ya sea la maximización del beneficio o la 
maximización de la eficiencia técnica, sujeto a un nivel de beneficios fijos. 
 
La estimación de la eficiencia técnica se toma como una función cuadrática de 
la cabeza neta y la descarga de agua, a partir de un „diagrama colinar‟ 
suministrado por el fabricante de la turbina. Se presenta una formulación 
general de la curva de desempeño de la unidad como una función continua no 
lineal y no-cóncava, incorporando la eficiencia técnica, para superar las 
inexactitudes de los enfoques discretos. 
 
Se modelan en detalle las características de la unidad de generación 
hidroeléctrica con el fin de obtener una buena aproximación de la relación entre 
la cabeza neta, la descarga de agua y la eficiencia técnica. Las funciones 
matemáticas formuladas permiten un adecuado tratamiento de las curvas de 
desempeño no lineales y no cóncavas de las unidades. 
 
Se analizan en detalle dos casos de estudio de dimensiones realistas, también 
comparando el enfoque de maximización de beneficios frente a la 
maximización de la eficiencia técnica. En particular, en el primer caso de 
estudio se muestra que un modelo de PNLEM es más exacto y mejor que un 
modelo de PLEM y en el segundo caso de estudio se compara un modelo 
basado en beneficios frente a uno basado en eficiencia, donde en este último 
modelo se obtienen mayores valores de eficiencia y de ahorros de agua. 
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5.7 Anexo Estadistico: Método de muestreo de las curvas de eficiencia  
   
La tabla 5.A1 muestra la distribución y selección de los puntos. La tabla 5.A2 
presenta los coeficientes estimados, los errores estándar y los valores de p en 
la distribución t de Student. La tabla 5.A3 muestra el modelo de ANOVA. Los 
valores p en las pruebas t y F (Tablas 5.A2 y 5.A3), indican que todos los 
parámetros son significativamente diferentes de cero, con un R2 ajustado igual 
a 0.82, lo que significa que el modelo explica aproximadamente un 82% de la 
variabilidad de los datos. A partir de este procedimiento estadístico, el modelo 
ajustado en (3) estima el valor esperado de la eficiencia técnica para valores 
dados de la cabeza neta y la descarga de agua. La figura 5.A1 muestra los 
puntos muestrales (primera sección) y el modelo ajustado (segunda y tercera 
secciones). 
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Tabla 5.A.1   Distribución y selección de puntos muestrales 
 
Isoeficiencia 
Puntos 
muestrales 
Puntos % 
78 – 80 29 8 
82 – 84 69 18 
86 – 88 117 31 
90 – 94 163 43 
Total 378 100 
 
Tabla 5.A.2   Estimación parámetros,   prueba  significancia  
 
Variable 
Coeficiente 
estimado 
Error 
estandar 
Valor t P( >│t│) 
Intercepto -1.37 E+00 1.05E-01 -13.05 < 0.0001 
H 7.73E-02 4.93E-03 15.68 < 0.0001 
Q 5.02E-03 4.25E-04 11.80 < 0.0001 
h2 -1.31E-03 6.33E-05 -20.72 < 0.0001 
q2 -1.91E-05 6.78E-07 -28.11 < 0.0001 
Hq 1.21E-04 8.26E-06 14.66 < 0.0001 
 
 
Tabla 5.A.3   Tabla ANOVA 
 
 
Grados 
de 
libertad 
Suma de 
cuadrados  
RMSE 
 
Valor F P(>F) 
H 1 0.022421 0.022421 82.53 < 0.0001 
Q 1 0.026275 0.026275 96.718 < 0.0001 
h2 1 0.176038 0.176038 647.991 < 0.0001 
q2 1 0.173235 0.173235 637.674 < 0.0001 
Hq 1 0.058377 0.058377 214.886 < 0.0001 
Residual 372 0.10106 0.000272   
R2 Adjustado: 0.82 
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Figura 5.A.1 Puntos muestrales de las curvas de eficiencia (primera sección) y 
                     modelo ajustado (segunda y tercera secciones). 
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6. CASO DE ESTUDIO: PROGRAMACIÓN DE LA OPERACIÓN HIDRO- 
ELECTRICA PARA UN SISTEMA DE EMBALSES EN CASCADA A LO 
LARGO DE LA CUENCA DEL RIO PORCE EN COLOMBIA 
 
 
6.1  Introducción   
 
En el presente capítulo se presenta como un caso de estudio la programación 
de la operación hidroeléctrica para un sistema de embalses en cascada 
pertenecientes a la cuenca del río Porce en Colombia. 
 
En la segunda sección se presenta la evolución del Sistema Eléctrico 
Colombiano, SEC; en la tercera, se muestrauna síntesis de sus principales 
características, incluyendo sus generalidades y el funcionamiento de la bolsa 
de energía en Colombia, y en la cuarta se introduce el sistema de generación 
hidroeléctrica colombiano (en el Anexo D se incluye una breve descripción de 
cada una de las centrales hidroeléctricas) y las principales cadenas hidráulicas. 
En la quinta sección se describen los principales proyectos hidroeléctricos en 
ejecución, en la sexta, se selecciona la cadena de embalses en cascada 
perteneciente a la cuenca del río Porce para la aplicación del caso de estudio, 
en la séptima, su implementación computacional, y en la octava los principales 
resultados obtenidos. Finalmente, en la última sección se presenta la síntesis 
de este capítulo. 
 
El propósito principal de este caso de estudio es ilustrar la metodología 
propuesta y la aplicación del prototipo de software desarrollado, mediante un 
caso de estudio de características realistas, para la optimización de la 
operación y la evaluación de la eficiencia técnica de una empresa de 
generación hidroeléctrica en mercados de corto plazo. Como se ha 
mencionado a lo largo de este trabajo, no está dentro del ámbito de esta tesis 
doctoral la solución de problemas relacionados con la generación 
termoeléctrica ni con la satisfacción de la demanda. Por lo tanto, los análisis y 
resultados que aparecen a continuación sólo se refieren a la solución de 
problemas asociados a la programación de la operación hidroeléctrica de corto 
plazo, definidos en los capítulos anteriores. 
 
La implementación computacional tiene como principal objetivo determinar los 
niveles óptimos de generación hidroeléctrica y el encendido/apagado de las 
unidades para una configuración hidroeléctrica de características realistas. Este 
tipo de problemas, o algunos muy similares, pueden aparecer en diferentes 
situaciones y sistemas hidroeléctricos en los distintos países alrededor del 
mundo. Por lo tanto, obtener su solución de la manera más exacta como sea 
posible, puede ser de gran interés, particularmente en sistemas de escasos 
recursos hidroeléctricos y durante períodos de prolongadas sequías actuales o 
potenciales tales como las relacionadas con eventos climatológicos como el 
fenómeno de “El Niño” referido anteriormente en este trabajo. 
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6.2  Evolución del Sistema Eléctrico Colombiano, SEC. 
 
En Colombia, el proceso de intervención estatal en los sistemas de potencia 
eléctrica se inició mediante la Ley 113 de 1928 (Congreso de la República de 
Colombia, 1928) que declaró de utilidad pública el aprovechamiento de los 
recursos hidráulicos para el cubrimiento de la demanda de electricidad. Para 
lograr un mejor aprovechamiento de la capacidad energética nacional, se 
desarrollaron esquemas que posibilitaron los intercambios de electricidad entre 
los sistemas regionales y se estructuró en 1968 el Sistema Interconectado 
Nacional, SIN, con la creación de la empresa Interconexión Eléctrica S.A. 
E.S.P, ISA. El funcionamiento del sistema se realizaba de manera centralizada, 
utilizando complejos procesos de optimización con el objetivo de minimizar los 
costos esperados de operación del sistema. Así mismo, de manera 
centralizada, se realizaba el planeamiento de la expansión de los sistemas 
tanto de generación como de transmisión, y la construcción y operación de las 
nuevas centrales de generación (Sanclemente 1993). 
 
En el Sector Eléctrico Colombiano, SEC, la expansión de la generación de 
energía eléctrica era definida por Interconexión Eléctrica S.A. E.S.P., ISA, 
mediante un proceso de planeamiento centralizado, obligatorio y rígido, en el 
cual se definía una secuencia de proyectos cuya generación atendiera la 
demanda nacional con un nivel de confiabilidad preestablecido y a mínimo 
costo, para unas condiciones futuras determinadas. Una vez definido el plan, 
se distribuía entre las empresas del sector, de acuerdo con las necesidades 
futuras en energía y potencia, en el horizonte de estudio.  Los porcentajes así 
asignados a las empresas eran de obligatorio cumplimiento y los costos 
asociados a su participación, en cada proyecto del plan, se cubrían mediante 
las compras obligatorias de la energía y la potencia suministradas por las 
plantas durante su vida útil. La operación también estaba asociada a la 
minimización de costos en un horizonte de estudio, donde se estimaba un valor 
para el recurso agua, a partir de los menores usos del recurso térmico y 
racionamientos evitados, en dicho horizonte de planeación. 
 
En este contexto se desarrollaron grandes modelos de optimización 
centralizados. Como algunos ejemplos se tienen los siguientes: el modelo 
usado durante muchos años en el Sector Eléctrico Colombiano, denominado 
Aproximaciones Sucesivas - Agregación Descomposición; el modelo 
SUPER/OLADE-BID (OLADE, 1991), desarrollado a partir de un proceso de 
cooperación de los países latinoamericanos y auspiciado económicamente por 
el BID; y el MPODE, basado en la Programación Dinámica Dual Estocástica, 
SDDP (Pereira y Pinto, 1985). 
 
La crisis energética que se presentó en el país durante la década de los años 
ochenta (OLADE 1991) condujo al racionamiento energético de los años 1992 y 
1993 (ISA, 1993) que desencadenó las reformas del sector. La Constitución 
Nacional de Colombia de 1991 estableció un nuevo marco institucional 
permitiendo la participación de agentes privados en el sector eléctrico 
colombiano. En este contexto constitucional se expidieron las leyes 142 y 143 
de 1994 (Congreso de la República de Colombia 1994 a y b), conocidas como 
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la Ley de Servicios Públicos Domiciliarios y la Ley Eléctrica, respectivamente, 
mediante las cuales se definen los criterios generales y las políticas que deben 
regir la prestación de estos servicios públicos domiciliarios en el país y los 
procedimientos y mecanismos para su regulación, control y vigilancia. Estas 
leyes buscan la formación y el desarrollo de mercados competitivos que 
promuevan la innovación en la prestación del servicio, a precios razonables, y 
que garanticen a los consumidores un suministro continuo. La ley 143 de 1994, 
viabiliza el enfoque constitucional, regula las actividades de generación, 
transmisión, distribución y comercialización de electricidad, crea un ambiente 
de mercado en competencia, fortalece el sector y delimita la intervención del 
Estado (XM, 2009), y en su artículo 43 reconoce algunas imperfecciones del 
mercado e introduce el concepto de generación de respaldo y su remuneración.  
 
Estas dos leyes permitieron la reestructuración del sistema eléctrico 
colombiano, incentivando la participación privada y la implantación de 
mecanismos de mercado semejantes a los de países pioneros, en especial el 
Reino Unido (ISA, 1999). De esta manera se empezó a definir un marco 
regulatorio que establecía las condiciones para desarrollar un mercado que 
propiciara la libre competencia. Se creó el Mercado de Energía Mayorista, 
MEM, cuya reglamentación fue desarrollada por la Comisión de Regulación de 
Energía y Gas, CREG, la cual promulgó las reglamentaciones básicas (CREG, 
1995) y puso en funcionamiento el nuevo esquema a partir del 20 de julio de 
1995, día en que inició operaciones la bolsa de energía. Mediante estas 
reformas se controló el subsidio de tarifas y la politización de las empresas 
estatales (Comisión Nacional de Tarifas, CNT, 1991) y se implementó la 
normatividad para los grandes proyectos de generación, evitando los 
sobrecostos y los atrasos que llevaron a la crisis del sector. 
 
La Comisión de Regulación de Energía y Gas, CREG, tiene como funciones 
complementar el mercado, estabilizar los ingresos de los generadores e 
incentivar la inversión, para lo cual estableció el “Cargo por Capacidad” que se 
pagó a los generadores, según fue aprobado para un período de 10 años, 
1997-2006, y que se actualizó a partir del año 2007 como el “Cargo por 
Confiabilidad” que se fundamenta en una opción de energía firme y un conjunto 
de mecanismos que permiten, ante condiciones críticas, contar con la 
capacidad y la energía necesarias para atender la demanda. Se implementa un 
mecanismo de mercado de opciones de energía firme tipo call, para cada uno 
de los bloques de duración de carga, las cuales son adquiridos periódicamente 
mediante un procedimiento competitivo, adelantado de manera centralizada por 
el operador del sistema. Con este procedimiento, los generadores compiten 
entre sí para proveer el volumen de opciones requeridas por el sistema y para 
determinar su valor (prima). 
 
Las opciones de energía firme son instrumentos respaldados con capacidad 
instalada, mediante las cuales el sistema adquiere el derecho pero no la 
obligación de adquirir la energía a un precio máximo, denominado precio de 
escacez. El generador adquiere la obligación de entregar la energía a un 
„precio de ejercicio‟, siempre que éste sea superior al precio de la energía en la 
bolsa. El generador debe respaldar la opción con una planta instalada o por 
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instalar. Las opciones de energía firme son asignadas mediante un mecanismo 
competitivo, a los generadores existentes, por un período de cinco años, y a los 
nuevos generadores, por uno de 10 años. 
 
Con la implementación de este mercado de opciones de energía firme, no se 
modifican los mercados de corto plazo (bolsa) ni los de contratos bilaterales, 
existentes desde el año de 1995. Por el contrario, en el Mercado Mayorista 
Colombiano, se crea un tercer mercado sin efectuar modificaciones en los ya 
existentes. 
 
Los principios y criterios fundamentales perseguidos con este mercado son 
enunciados a continuación.  
 
- Eficiencia económica: Permite la prestación del servicio a mínimo costo.  El 
mecanismo implementado establece que debe ser el regulador quien determine 
la cantidad requerida (energía firme), y el mercado será el encargado de 
considerar el precio al cual está dispuesto a satisfacer esa demanda. 
 
- Coherencia en los precios del  mercado: No distorsiona la formación de 
precios de corto y de largo plazo. 
 
- Confiabilidad: Permite asegurar la continuidad en la prestación del servicio, 
para todos los usuarios del sistema. 
 
- Estabilidad: Conduce a una baja volatilidad en la asignación del Cargo por 
Confiabilidad que recibe cada uno de los agentes del mercado, tanto los 
existentes como los nuevos entrantes. 
 
- Predictibilidad: Posibilita que cualquier agente del mercado pueda estimar la 
evolución futura de su remuneración por concepto de confiabilidad, con un nivel 
de probabilidad aceptable. 
 
- Capacidad de previsión: Posibilita la apropiación oportuna de los 
requerimientos futuros del sistema. 
 
- Riesgos de la actividad de generación: Asigna los riesgos de mercado que 
corresponden a esta actividad. 
 
- Capacidad de atraer inversión directa: Es un esquema competitivo en el 
mercado internacional para incentivar la inversión en nuevos proyectos de 
generación. 
 
Además, se consideraron los principios de simplicidad, tiempo de 
implementación y nivel de cambios requeridos al modelo económico existente. 
 
En el caso del sector eléctrico se separaron las actividades que son 
monopolios naturales (distribución y transmisión) de las que son competitivas 
(generación y comercialización); además, buscando introducir una mayor 
eficiencia del sector, se estableció un esquema institucional conformado, entre 
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otras, por las siguientes entidades y funciones: El Ministerio de Minas y 
Energía, organismo del gobierno que se encarga de dictar la política energética 
del país; la Unidad de Planeamiento Minero Energética, adscrita a este 
Ministerio, que tiene como función fundamental establecer los requerimientos 
energéticos del país; y la Superintendencia de Servicios Públicos Domiciliarios, 
encargada de controlar y vigilar a todos los agentes del sector. 
 
La operación y la administración del mercado es realizada por La Compañía 
XM – Expertos en Mercados S.A. E.S.P, filial de Interconexión Eléctrica S.A. 
E.S.P., ISA, mediante tres funciones, el Centro Nacional de Despacho, CND, el 
Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales, ASIC, y el Liquidador 
y Administrador de Cuentas de cargos por Uso de las Redes del SIN, LAC, 
(XM, 2009). Esta Compañía se encarga de la supervisión y el control de la 
operación integrada de los recursos de generación del Sistema Interconectado 
Nacional, SIN, funciona de manera independiente a los demás agentes del 
sector y está sometida a la regulación emitida por la Comisión de Regulación 
de Energía y Gas, CREG y a los acuerdos del Consejo Nacional de Operación, 
CNO. El Centro Nacional de Despacho, CND, se encarga de la Operación del 
sistema, mientras que el ASIC se encarga del registro de contratos, la 
liquidación y la facturación, el recaudo y la distribución de dineros 
correspondientes a transacciones que se realizan en el Mercado de Energía 
Mayorista, MEM.  
 
6.3   Características del Sistema Eléctrico Colombiano, SEC. 
 
6.3.1 Generalidades  
 
Las cifras más relevantes del Sistema Eléctrico Colombiano, SEC, son citadas 
a continuación (XM, 2010).  
 
 Frecuencia del sistema 60 Hz.  
 Crecimiento de la demanda de electricidad en 2008: 1.6 % 
 Demanda máxima de potencia del año 2008: 9.079 MW.  
 Exportaciones a Ecuador durante 2008: 611.9 GWh.  
 Volumen útil agregado de todos los embalses del sistema: 15.245 GWh. 
 Demanda en el año 2009: 54,679.1 GWh. (1.8% más que en el año 2008).  
 Capacidad efectiva neta instalada de generación a 31 de diciembre de   
      2009: 13,495.8 MW (39 MW más que en diciembre de 2008).  
 Composición de la capacidad instalada. Hidráulica: 66.9% y térmica: 33.1%.   
      De la capacidad térmica, el 27.5% es a gas y el 5.6% a carbón y otros   
      energéticos (UPME, 2010). 
 
La Figura 6.1 representa la Capacidad Efectiva Neta durante los años de 1995 
a 2007 (sin considerar los datos para 2001 y 2002 que no están disponibles).  
 
La Tabla 6.1 presenta la estructura del mercado de generación para el 2008, 
mostrando que este mercado es oligopólico (XM, 2010).  
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Figura 6.1  Capacidad efectiva neta del sistema años 1995-2007 
 
 
Tabla 6.1 Estructura de mercado de generación del SEC. 
 
 
 
 
6.3.2  El funcionamiento de la Bolsa de Energía en Colombia 
 
En la mayoría de los sistemas de potencia eléctrica, el mecanismo del mercado 
de electricidad para el día siguiente, que toma lugar un día antes de la entrega 
física, puede ser considerado como referencia para el resto de las 
transacciones. La importancia de este mecanismo se debe a la dificultad de 
obtener un estimativo exacto de la demanda de electricidad con más de un día 
de anticipación por su fuerte dependencia con el clima, así como con los 
hábitos y costumbres de los consumidores. Además, los costos de operación 
dependen significativamente de aspectos tan disímiles como del número y tipo 
de unidades de generación disponibles, las cuales pueden variar debido a 
algunas fallas inesperadas, a las condiciones operativas de las centrales 
hidroeléctricas, a la disponibilidad de recursos hidráulicos en los embalses y de 
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combustibles para termoeléctricas, y a su encendido y apagado que pueden 
requerir rampas de subida y de bajada que son restringidas por límites reales 
de la operación física. Por lo tanto, para representar adecuadamente la 
operación del sistema y los costos de satisfacer la demanda real de 
electricidad, este mecanismo de mercado debe realizarse tan cerca como sea 
posible de su entrega física. 
  
Este mecanismo que opera para el despacho con un día de anticipación tiene 
el propósito de garantizar que pueda alcanzarse el balance exacto entre la 
generación y la demanda de electricidad para el mercado del día siguiente. 
Para encontrar este equilibrio, entre la oferta y la demanda, generalmente se 
incorporan otros mecanismos de mercado de más corto plazo como los de una 
hora de anticipación y los de tiempo real, los cuales proporcionan a los agentes 
la posibilidad de introducir ajustes de último minuto en sus posiciones, antes de 
la entrega física. A pesar de su importancia para el diseño de ofertas del 
generador, estos mecanismos de más corto plazo no serán considerados en el 
desarrollo de esta investigación, ya que están más allá de sus alcances. 
 
En el modelo de mercado spot colombiano, el operador del mercado -en vez de 
realizar complejos procesos de optimización- determina la asignación de los 
recursos y precios para las transacciones de electricidad según las ofertas de 
los participantes en el mercado, basado en un conjunto explícito de reglas 
orientadas a considerar una solución lo suficientemente cercana a un óptimo 
social, mientras se mantiene un razonable grado de transparencia. Mediante 
este mecanismo, el operador del mercado obvia los asuntos relacionados con 
la formación de precios, los cuales quedan bajo responsabilidad de los 
generadores quienes asumiendo sus propios riesgos deben considerar su 
información de costos y beneficios para tomar las decisiones adecuadas en el 
diseño de estrategias para la realización de sus ofertas al mercado de 
electricidad. 
 
En Colombia, en el mercado de corto plazo representado por la Bolsa de 
Energía, los comercializadores compran la electricidad requerida para 
suministrar a sus usuarios, mientras que los generadores deben presentar una 
declaración de la disponibilidad de sus plantas y una oferta de precio de venta 
al cual están dispuestos a realizar sus transacciones durante el día. La 
información que deben incluir en sus ofertas simples consiste solo de su 
disponibilidad en MW y un precio por kWh para el día. En el sistema 
colombiano se pasó de una oferta horaria a una oferta diaria, igual para todas 
las horas del día, y se cambió el procedimiento de despacho, según la 
Resolución CREG 026 de 2001 (UPME, 2007). En la bolsa colombiana,  no se 
consideran ofertas del lado de la demanda ya que ésta es estimada por parte 
del operador del mercado, quién se supone representa a los consumidores. 
 
El operador del sistema se encarga de conciliar la demanda (horaria) con la 
oferta disponible, al menor precio posible, obteniendo para cada hora un 
despacho ideal y un precio correspondiente a la oferta del generador marginal, 
quien está siendo despachado de último, en orden de mérito, para completar la 
demanda. Para la determinación del despacho ideal se asume un sistema uni-
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modal, es decir, que la red de transmisión es de capacidad infinita y que todos 
los agentes pueden competir en igualdad de condiciones, independientemente 
del lugar donde estén ubicados. Sin embargo, algunas situaciones de 
restricciones obligan el despacho de generadores que no fueron asignados en 
el despacho ideal, mientras que otros que salieron asignados por mérito son 
forzados a quedarse por fuera del despacho real. En estos casos, las reglas del 
mercado aseguran que quienes habían sido asignados en el despacho ideal 
reciban parte de las rentas infra-marginales (la diferencia entre el precio de 
bolsa y el que esperaban), mientras que aquellos despachados fuera de mérito 
reciben un precio que garantiza que no generen a pérdida. 
 
Además de sus transacciones en la Bolsa de Energía, los comercializadores y 
los generadores pueden pactar libremente contratos bilaterales de compra de 
energía, con el fin de reducir su exposición a la volatilidad del mercado. No 
obstante, estos contratos son puramente financieros. Adicionalmente, en el 
MEM también se llevan a cabo subastas de Cargo por Confiabilidad, donde los 
generadores pueden ofertar su energía firme, para garantizar la disponibilidad 
de recursos destinados a abastecer la demanda de energía en condiciones de 
escasez y asegurar la expansión de generación del sistema. En la primera 
subasta del mercado eléctrico colombiano se asignaron a través de 
Obligaciones de Energía Firme, OEF, 3,008.88 GWh para el periodo 2012 – 
2013. 
 
 
6.4  La generación hidroeléctrica en Colombia 
 
6.4.1 Generalidades  
 
La apertura del mercado de electricidad produjo el ingreso de empresas 
privadas al negocio de generación proporcionando un mayor dinamismo y una 
mejor capacidad de cubrimiento de la demanda. Entre las principales empresas 
de generación del país se destacan ENDESA, Empresas Públicas de Medellín, 
EEPPM, GECELCA e ISAGEN, entre otras. La inversión en capacidad 
instalada se incrementó durante la década de los años 90, cuando se pusieron 
en operación las centrales hidroeléctricas “El Guavio” (1150 MW), “La Tasajera” 
(310 MW) y muchas más, especialmente las centrales térmicas a gas. En el 
2000 entraron en operación las centrales hidroeléctricas “La Miel” (396 MW), 
“Urrá” (335 MW), “Porce II” (404 MW) y varias centrales menores (Dyner, 
Franco y Arango, 2008). De esta manera, la capacidad instalada en 
generación, pasó de una relación hidráulica – térmica de 79,6% - 20,4% (ISA, 
1992) a 67% – 33% (XM, 2008).  
 
Dada la gran componente hidráulica de la capacidad instalada en Colombia, 
existe una alta dependencia del sistema a situaciones climatológicas y una 
gran vulnerabilidad ante eventos secos, la cual se presenta debido a la 
estacionalidad hidrológica de acuerdo al ciclo anual y a la ocurrencia de 
eventos macro-climáticos como “El Niño”, que en Colombia significa escasez 
extrema de agua (Mesa, 2006; Dyner, Franco y Arango, 2008). En la Figura 6.2 
se ilustra el comportamiento del embalse agregado para varios años, donde se 
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observa que en el año 2008, las reservas útiles (línea verde) estuvieron en 
niveles relativamente altos, en comparación con los valores registrados desde 
el 2003. A fines de noviembre de 2008 alcanzaron su valor máximo (aunque 
similares a las observadas en 2006), a partir del cual empezaron a descender 
de manera gradual, lo que es típico para esta época del año. En los primeros 
tres meses de 2009, estas reservas alcanzaron el mayor nivel observado para 
este período (XM, 2009).  
 
 
 
 
Figura 6.2   Evolución del embalse agregado. 
Fuente:        (XM, 2009) 
 
6.4.2 Las principales Cadenas Hidráulicas del SIN 
 
6.4.2.1 Cadena hidráulica Guatapé – Playas 
 
La cadena hidráulica Guatapé-Playas, mostrada en la Figura 6.3, forma parte 
del aprovechamiento hidroeléctrico de los ríos Naré y Guatapé, formado por 
cuatro centrales, así: sobre el río Guatapé, las centrales San Carlos (1.240MW) 
y Playas (200 MW), y sobre el rio Nare, las centrales Guatapé (560 MW) y 
Jaguas (170 MW). 
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Figura 6.3   Cadena Hidráulica Guatape-Playas 
 
6.4.2.2  Cadena hidráulica Porce 
 
La cadena hidráulica Porce, mostrada en la Figura 6.4, forma parte del 
aprovechamiento hidroeléctrico de los ríos Nechí, Pajarito, Dolores, 
Concepción, Tenche, Guadalupe, Rio Grande, Quebradona y Porce. Este 
aprovechamiento está formado por seis centrales: Troneras, Guadalupe III, 
Guadalupe IV, La tasajera, Riogrande I y Porce II,.  
 
6.4.2.3 Cadena hidráulica Pagua 
 
Está formada por las centrales Paraíso y La Guaca que utilizan el agua del río 
Bogotá, a partir del embalse del Muña. Estas dos centrales entraron en 
operación entre 1985 y 1986. Al igual que la centra El Guavio, son plantas 
relativamente nuevas ya que la vida útil promedio de una central hidroeléctrica 
es aproximadamente de 50 años. La capacidad efectiva actual de ambas 
centrales es igual a la capacidad nominal; por lo tanto, en esta cadena se 
dispone de 580,5 MW efectivos. 
 
6.4.2.4  Cadena hidráulica Casalco 
 
Está formada por las centrales Canoas, Salto I, Salto II, Laguneta y Colegio. La 
capacidad nominal de estas centrales es de 548.8 MW y su capacidad efectiva 
es de 543.8 MW. Por su bajo índice de utilización, esta cadena de centrales 
puede considerarse como una reserva del sistema. 
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Figura 6.4   Cadena Hidráulica Porce 
 
 
Parece conveniente aclara que las cadenas hidráulicas Pagua y Casalco se 
encuentran en paralelo y son alimentadas por el río Bogotá, aguas abajo de la 
ciudad, lo que les permite contar con un caudal bastante estable. El hecho de 
contar con dos cadenas en paralelo que pueden operar ambas con el agua del 
río Bogotá representa un factor de seguridad en la generación que no se 
observa en otros sistemas hidroeléctricos del país y que permite programar 
mantenimientos en cualquiera de las centrales de ambas cadenas sin afectar la 
generación total e inclusive permitiendo solucionar situaciones de emergencia. 
Estas dos cadenas, Pagua y Casalaco, utilizan agua del sistema agregado que 
conforman los embalses de Sisga, Neusa, Tominé, Chuza y Muña.  
 
Es de anotar algunas cadenas hidráulicas hacen ofertas de precio en forma 
integral por cadena (UPME, 2004), tales como las que se presentan a 
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continuación. Casalco: Canoas, Salto, Laguneta y Colegio (esta última, retirada 
del sistema en el 2003); Pagua: Paraíso y Guaca; Troneras, Guadalupe 3 y 
Guadalupe 4; Alto Anchicayá y Bajo Anchicayá. 
 
 
6.5  Proyectos Hidroeléctricos en Ejecución  
 
6.5.1  El Proyecto Hidroeléctrico Porce III 
 
El proyecto hidroeléctrico Porce III está localizado en jurisdicción de los 
municipios de Amalfi, Guadalupe, Gómez Plata y Anorí, 147 km al nordeste de 
la ciudad de Medellín, capital del Departamento de Antioquia, en la República 
de Colombia. Tendrá una capacidad instalada de 660 megavatios (MW), 
distribuidos en cuatro turbinas tipo Francis de 165 MW cada una, para una 
generación firme de 3.605 gigavatios hora/año. Su principal fuente de 
abastecimiento es el río Porce, que en los primeros 60 kilómetros se conoce 
como río Medellín. Nace al sur de esta ciudad, a unos 2800 metros sobre el 
nivel del mar (msnm), y desciende atravesando la parte central del 
Departamento de Antioquia en dirección noroeste, hasta desembocar en el río 
Nechí, afluente del río Cauca, después de un recorrido de 227 Kilómetros. 
Porce III será la central hidroeléctrica más grande del sistema de generación de 
energía de Empresas Públicas de Medellín, EE.PP.M., la cuarta del país en 
capacidad instalada, y parte fundamental del Plan Energético colombiano.  
 
Las principales características del proyecto son citadas a continuación 
 
• Capacidad instalada 660 MW (megavatios) 
• Embalse: 170 millones de m3 
• Presa: altura de 151 m,  longitud de 426 m, ancho en la cresta de 8 m y 
  volumen de 4,2 Hm3. Nivel máximo de la presa: 688 msnm, nivel máximo 
  operacional: 680 msnm, nivel    mínimo de embalse: 582 msnm. 
• Túnel de conducción: 12.638 m de longitud y 10.2 m de altura en sección de 
   herradura de    paredes rectas inclinadas. 
• Casa de máquinas: 120,95 m de longitud, 18.2 m de ancho y 40.7 m de altura. 
• Hidrología: Caudal medio: 153.2 m3/s 
 
6.5.2  El Proyecto hidroeléctrico Porce IV 
 
El sitio del proyecto se localiza en la cuenca baja del río Porce, en la región 
nororiental del Departamento de Antioquia, en jurisdicción de los municipios de 
Anorí y Amalfi, sobre la cordillera central, aproximadamente a 150 km de la 
ciudad de Medellín, tal como se ilustra en la Figura 6.5. Aportará 400 MW al 
Sistema Interconectado Nacional, una Energía Firme para el Cargo por 
Confiabilidad, ENFICC, de 1.945 GWh/año y una energía media de 2.600 
GWh/año.  
 
Las principales características del proyecto son: 
 
 Capacidad instalada: 400 MW  
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 Unidades: dos turbinas Francis 
 Altura de la presa: 196 metros 
 Tipo de presa:  enrocado con cara de concreto 
 Volumen total de embalse: 1.286 millones de m3 
 Área del embalse: 2.011 hectáreas 
 Localización: río Porce, en los municipios de Amalfi y Anorí  
 Costo de la inversión: US$ 800 millones 
 Caudal Medio: 195,8 m3/s 
 Caudal Nominal: 262,3 m3/s 
 Longitud de las vías de acceso por construir: 48.7 kms. 
 
La Tabla 6.2 muestra otras características del proyecto. 
 
6.5.3  El proyecto hidroeléctrico Pescadero - Ituango 
 
El proyecto hidroeléctrico Pescadero - Ituango está situado en el noroccidente 
del Departamento de Antioquia entre el municipio de Liborina, al sur, y la 
desembocadura del río Ituango en el Cauca, al norte. Tendrá una capacidad 
instalada de 2400 MW (más de cuatro veces la capacidad de generación de la 
central Guatapé); producirá en promedio 13900 GWh anuales durante su vida 
útil y garantizará una energía firme anual de 8195 GWh. (ACOLGEN, 2008). 
Sus principales características son citadas a continuación. Unidades: ocho 
turbinas Francis; altura de la presa: 220 metros; tipo de presa: enrocado con 
núcleo de tierra (ECRD); volumen total de embalse: 2.720 millones de m3; área 
del embalse: 3.800 hectáreas; localización: río Cauca, en los municipios de 
Ituango y Briceño; capacidad instalada: 2.400 MW (ACOLGEN, 2008). 
 
 
 
Figura 6.5  Ubicación del Proyecto Porce IV. 
Fuente:      Empresas Publicas de Medellín, EPM, 2008. 
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Tabla 6.2   Otras características del Proyecto Porce IV. 
Fuente:      EPM. Empresas Publicas de Medellín, 2008 
 
 
              
 
Este proyecto tendrá un costo aproximado de 2290 millones de dólares (US$ 
2290‟000.000), incluyendo las obras de infraestructura (vías de acceso, 
puentes y otras), las obras principales (presa, casa de máquinas y obras 
asociadas) y los equipos mecánicos y eléctricos (CAMACOL, 2007). Los 
beneficios esperados para el Departamento de Antioquia de esta hidroeléctrica 
serán, entre otros: una generación limpia de 2400 MWh, la construcción obras 
tan importantes como una planta de aluminio, un puerto en Urabá y la doble 
calzada la “Nueva Independencia”, así como la recuperación de importantes 
zonas improductivas, la masiva generación de empleo, un bajo impacto 
ambiental y un importante desarrollo turístico.  
 
 
6.6   Selección de la cadena hidráulica para el caso de estudio 
 
Para el caso de estudio fué seleccionada la cadena hidráulica del río Porce, 
citada previamente en el numeral 6.5.4.2 de esta tesis doctoral. Algunas de las 
razones fundamentales para la selección esta cadena hidráilica, como caso de 
estudio, son presentadas a continuación. 
 
- Después de la cadena hidráulica de Guatapé – Playas que tiene una 
capacidad efectiva neta de 2171 MW, en la actualidad la cadena del río 
Porce es la segunda en importancia del SEC con 1262 MW, distribuidos 
en dos sub-cadenas hidráulicas así: la primera con 736 MW conformada 
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por las centrales La Tasajera (306 MW), Riogrande II (25 MW) y Porce II 
(405 MW); la segunda, con 526 MW, conformada por Troneras (40MW), 
Guadalupe III (270 MW) y Guadalupe IV (216 MW). Sin embargo, para 
finales del año 2010 se tiene prevista la entrada en operación de la 
Central Hidroeléctrica Porce III (660 MW), incrementando la capacidad 
efectiva neta de la cadena Porce a 1922 MW. Adicionalmente, se están 
adelantando los estudios necesarios para la construcción del proyecto 
hidroeléctrico Porce IV, con una capacidad efectiva neta prevista de 400 
MW; de esta manera, la cadena hidráulica Porce llegaría a convertirse 
en la de mayor capacidad efectiva neta del SEC, con 2322 MW, 
aproximadamente el 25% de la capacidad efectiva neta instalada del 
Sistema Hidroeléctrico Colombiano, SHC. 
    
- Todas las centrales hidroeléctricas de esta cadena son operadas por la 
misma organización, Empresas Públicas de Medellín, EEPPM, lo que 
podría facilitar tanto la toma de decisiones como la adquisición y manejo 
de la información. 
 
- Esta cadena hidráulica presenta una estructura interesante conformada 
por dos subcadenas que operan en paralelo, la primera con dos 
embalses en paralelo y la segunda con los tres embalses en serie. 
Ambas subcadenas vierten sus aguas al río Porce, donde aguas abajo 
está localizado el séptimo embalse, Porce III, el último considerado en 
este estudio. (No se considera la Central Hidroeléctrica Porce IV, ya que 
en la actualidad sólo se encuentra en la fase de estudios preliminares)       
 
La configuración de este sistema de generación hidroeléctrica, seleccionado 
como caso de estudio, se representa de manera esquemática mediante el 
diagrama de la Figura 6.6. Las plantas 2, 3, 4, 6 y 7 operan mediante turbinas 
Francis, con 1, 3, 2, 3 y 4 unidades de generación, respectivamente, las cuales 
representan el mayor interés en esta tesis doctoral. Las centrales 1 y 5, de 
mayor caída, están equipadas con turbinas Pelton, de 3 y 6 unidades de 
generación, respectivamente, las cuales son del tipo de reacción cuya 
eficiencia puede considerarse que depende básicamente de la descarga de 
agua a la turbina, ya que la variación de la eficiencia técnica de estas unidades 
con respecto a la cabeza neta no es significativa debido a la pequeña variación 
relativa de la caída con la variación de altura del agua en el embalse y a que el 
flujo defluente, conformado por las descargas más los vertimientos del embalse 
asociado, no tiene influencias de interés en el nivel aguas abajo. El total de 
unidades de generación hidroeléctrica consideradas es de 22. 
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Figura 6.6   Configuración del sistema de generación hidroeléctrica, 
                     seleccionado como caso de estudio.   
 
 
6.7  Implementación computacional 
 
El número total de períodos representados en el modelo es igual a 58 días, 
aproximadamente dos meses, tomados para el período de Mayo 1 a Junio 27 
de 2010; los precios de la electricidad fueron tomados de la página web de la 
Compañía XM, Expertos en Mercados (XM, 2010). Con el fín de asegurar una 
reserva de agua para uso futuro, por lo general, en estudios de este tipo se 
imponen unos límites mínimos de almacenamiento en los embalses que deben 
cumplirse en el último período del horizonte de programación. En esta tesis 
doctoral, para tales efectos y sin pérdida de generalidad, se considera un 
modelo con volumen restringido, haciendo para cada embalse el volumen final 
igual al volumen inicial. Sin embargo, a estos volúmenes finales podría 
asignarse cualquier valor, normalmente procedente de estudios de mediano o 
de largo plazo.  
 
Parece conveniente recordar que el nivel de agua en el embalse asociado a la 
planta se considera como una función cuadrática de su volumen de agua 
almacenada, tal como se estimó previamente en esta tesis doctoral. La 
eficiencia técnica de las unidades de generación hidroeléctrica fue estimada 
como una función cuadrática de la cabeza neta y la descarga de agua a las 
turbinas, cuyos coeficientes asociados fueron estimados a partir de una 
muestra de puntos tomados del “diagrama colinar” representado en la Figura 
2.10 de este documento. Las afluencias, se consideran conocidas durante todo 
el horizonte de programación. Requerimientos de defluencias obligatorias por 
condiciones ambientales no fueron considerados pero podrían ser fácilmente 
incluidos mediante la formulación de restricciones adicionales. Tampoco se 
incluyen las las reservas de energía que por lo general se consideran  como un 
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determinado porcentaje de la capacidad máxima de la planta. Esta capacidad 
debe tener en cuenta el efecto de la cota aguas arriba a la que están sometidas 
las plantas, las pérdidas hidráulicas y la eficiencia técnica de las distintas 
unidades de generación. En este trabajo se considera que el tiempo de viaje 
entre una planta y la que le sigue inmediatamente aguas abajo puede 
representarse por una constante, que en este caso se toma como un día. Esta 
suposición es una hipótesis simplificadora ya que en realidad el tiempo de viaje 
depende, entre otros, de la cantidad defluente de la planta y la distancia entre 
dos centrales consecutivas. 
 
Debido a ciertas dificultades para la obtención de alguna información real, por 
limitaciones tanto de tiempo como de presupuesto y además por la 
confidencialidad de algunos datos ocasionada por la fuerte competencia entre 
las empresas del sector, fue necesario recurrir a la realización de suposiciones 
simplificadoras, las cuales se desarrollaron de la manera más adecuada 
posible de tal modo que proporcionaran una aceptable aproximación de las 
verdaderas características del sistema real.  
  
La Tabla 6.3, mostrada a continuación, presenta las principales características 
de los embalses tales como su número y nombre, los límites operativos de los 
volúmenes de agua, mínimo, máximo e inicial, y su capacidad de vertimiento 
máximo que depende de factores relacionados con el diseño del vertedero. Sin 
embargo, por cuestiones relacionadas con la implementción, cuando las 
dificultades en la obtención de los datos no permitieron conocer los verdaderos 
valores de este parámetro, el máximo valor posible para el flujo de vertido en 
cada embalse se consideró igual al doble de su descarga máxima. Los 
volúmenes iniciales de los embalses se consideran aproximadamente iguales 
al 50% de su volumen útil. 
 
Tabla 6.3   Límites de volumen, volumen inicial y máxima capacidad de 
                   vertimiento de algunos embalses de la cadena Porce. 
 
Número 
del 
embalse 
Nombre del    
embalse 
Volumen 
Mínimo 
(Hm3) 
Volumen 
Máximo 
(Hm3) 
Volumen 
Inicial 
(Hm3) 
Cota 
Aguas 
arriba   
(m) 
Vertimiento 
Máximo 
(m3/s) 
1 Riogrande 2 16.44 187.36 123.48 2247 1400.0 
2 Quebradona 0.70 2.00 1.32 2011 107.8 
3 Porce II 14.63 149.37 98.58 901.14 3200 
4 Troneras 12.6 36 23.7 1760.2 114.8 
5 Bocatoma 1.40 8.50 5.6 1679 124.24 
6 Tanque 0.008 0.022 0.014 1679 140.88 
7 Porce III 44 170 112 584.05 422.4 
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Tabla 6.4   Características de las unidades de generación hidroeléctrica en 
                    algunas centrales de la cadena Porce. 
 
N° de 
la 
planta 
Nombre 
de la   
planta 
Número de 
Unidades 
Tipo de 
unidades 
Descarga 
Mínima 
(m
3
/s) 
Descarga 
Máxima 
(m
3
/s) 
Cota 
Aguas 
Abajo  
(m) 
Coeficiente 
Pérdidas h 
(s
2
/m
5
) 
1 Tasajera 3X102=306 Pelton 8.5 40 1337 5.45 
2 Riogrande 1X25=25 Francis 2.5 11.3 1782.3 2.41966 
3 Porce II 3X135=405 Francis 50.4 239.0 672.3 7.6588 
4 Troneras 2X20=40 Francis 33.5 57.4 1689 0.7254 
5 Guadal. III 6X45=270 Pelton 18.5 62.12 1124 0.7254 
6 Guadal IV 2X67+1X68 Francis 15.3 70.44 702 4.1852 
7 Porce III 4X165=660 Francis 34.3 211.2 306 N.D. 
 
 
En la Tabla 6.4 se relacionan las características de las unidades de generación 
correspondientes a la  configuración técnica de las respectivas centrales 
hidroeléctricas y se muestra información como el número y nombre de la 
planta, el número y tipo de unidades, los límites de la descarga turbinada, 
mínimo y máximo, según la capacidad de sus unidades, la cabeza nominal y el 
coeficiente de pérdidas hidráulicas. Cuando no se dispone de información 
confiable relacionada con los límites mínimo y máximo de descarga turbinada 
en las unidades de generación se siguen las recomendaciones del U.S. Bureau 
of reclamation (1987) de evitar el funcionamiento con un rendimiento menor del 
80%; además, este organismo recomienda operar las turbinas tipo Francis con 
una cabeza neta comprendida dentro del rango  del 65 y el 125 % de su 
cabeza de diseño, según se muestra en la tabla 2.3 de este documento.  
 
 
6.8 Resultados 
 
6.8.1 Maximización de beneficios con volumen fijo. 
 
La Tabla 6.5 presenta el programa de producción óptima con volumen fijo, para 
el modelo de máximo beneficio. En general, la potencia de salida de las siete 
plantas sigue el perfil de precios diarios del mercado de electricidad colombiano 
para el período Mayo 1 a Junio 27 de 2010 (XM, 2010). La figura 6.7 muestra 
esta tendencia para la central 3. La cual fue selecciona la planta 3, para realizar 
un detallado análisis. En la figura 6.8 se presenta la evolución de la descarga 
de agua y los precios de la electricidad, siguen el mismo comportamiento de la 
figura 6.7, como era de esperarse.  
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Tabla 6.5. Maximización de beneficios con volumen fijo. 
 
Planta i 
INGope(i) 
(106$) 
COSenc(i) 
(106$) 
VOLdes(i) 
(Hm3) 
Profit(i)  
(106$) 
1 879970.000 0.360 147.806 879969.640 
2 97687.718 0.300 56.627 97687.418 
3 1274900.000 0.225 764.624 1274899.775 
4 129860.000 0.510 218.239 129859.490 
5 760810.000 0.570 201.300 760809.430 
6 1621400.000 0.600 260.845 1621399.400 
7 1430500.000 1.875 615.125 1430498.125 
Total 6195127.718 4.440 2264.566 6195123.278 
 
 
 
 
Figura 6.7 Planta 3. Potencia generada vs precios de la electricida para  
                 Mayo 1- Junio 27 de 2010. Modelo de maximización de beneficios 
                 con volumen fijo. 
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Figura 6.8    Planta 3. Descarga de agua vs precios de la electricidad para 
                    Mayo 1 – Junio 27 de 2010. Modelo de maximización de 
                     beneficios con volumen fijo 
 
6.8.2 Maximización de beneficios con volumen libre. 
 
La Tabla 6.6 y las figuras 6.9 y 6.10, para el modelo de máximo beneficio con 
volumen libre, muestran patrones de comportamiento similares a los del 
modelo de máximo beneficio con volumen fijo, tal como se muestra a 
continuación. 
 
Tabla 6.6 Maximización de beneficios con volumen libre. 
 
 
 
Planta i 
INGope(i) 
(106$) 
COSenc(i) 
(106$) 
VOLdes(i) 
(Hm3$) 
Profit(i)  
(106$) 
1 857190.000 0.360 147.527 857189.640 
2 97881.916 0.300 56.627 97881.616 
3 1357000.000 0.225 862.728 1356999.775 
4 129880.000 0.510 218.278 129879.490 
5 761210.000 0.570 201.339 761209.430 
6 1621900.000 0.600 260.883 1621899.400 
7 1431000.000 1.875 615.125 1430998.125 
Total 6256061.916 4.440 2362.507 6256057.476 
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Figura 6.9   Planta 3. Potencia generada vs precios de la electricidad para 
                    Mayo 1 – Junio 27 de 2010. Modelo de maximización de beneficios                    
                    con volumen libre 
 
 
 
Figura 6.10   Planta 3. Descarga de agua vs precios de electricidad para 
                      Mayo 1 – Junio 27 de 2010. Modelo de maximización de 
                      beneficios con volumen libre. 
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6.8.3 Maximización de la eficiencia con volumen fijo. 
 
El modelo de máxima eficiencia se corrió para un horizonte de programación de 
12 dias comprendido entre Mayo 1 y 12 de 2010. Este fue el máximo periodo 
de tiempo que arrojo resultados satisfactorios para todos los escenarios de 
cuota de beneficio exigida por el productor en los modelos de máxima 
eficiencia, simulados en el modelo para valores comprendidos entre el 90 y 
100% del beneficio obtenido en el modelo de máximo beneficio. La tabla 6.7 
muestra los resultados que se encontraron.  
 
Tabla 6.7 Maximización de eficiencia  con volumen fijo. 
 
Planta i 
INGope(i) 
(106$) 
COSenc(i) 
(106$) 
VOLdes(i) (Hm3) 
beneficio(i)     
(106$) 
1 229710.000  0.360      30.586 229709.640 
2 25456.748    0.300   11.716 25456.448 
3 360210.000      0.225  182.612 360209.775 
4 33803.287       0.510  45.066 33802.777 
5 197950.000      0.570       41.617 197949.430 
6 422220.000 0.600 53.937 422219.400 
7 372450.000 1875.000 127.267 370575.000 
Total 1641800.035 1875.600 492.801 1639924.435 
 
 
 
6.8.4 Maximización de la eficiencia con volumen libre. 
 
Similar al caso anterior, la Tabla 6.8 muestra los resultados de maximización de 
la eficiencia con volumen libre 
 
Tabla 6.8 Maximización de la eficiencia con volume libre. 
 
Planta i 
INGope(i)             
(106$) 
COSenc(i) 
(106$) 
VOLdes(i) 
(Hm3) 
beneficio(i)     
(106$) 
1 228260.000   0.360    30.586 228259.640 
2 25538.080     0.300       11.716 25537.780 
3 3624400.000       0.225        182.612 3624399.775 
4 33838.220       0.510         45.114 33837.710 
5 1986100.000       0.570    41.656 1986099.430 
6 4231800.000      0.600      53.976 4231799.400 
7 373350.000 1875.000 127.267 371475.000 
Total 10503286.300 1875.000 492.927 10501411.300 
 
 
 143 
 
6.9 Síntesis del capítulo. 
 
En este capítulo se presenta la aplicación del modelo desarrollado a un caso 
asociado a un sistema de embalses en cascada a lo largo de la cuenca de río 
Porce en Colombia. Se presenta la evolución del Sistema Electrico Colombiano 
SEC, dentro del cual se destaca el sistema de generación hidroeléctrica, 
especialmente las principales cadenas hidráulicas y la selección del sistema de 
interes. La implementación computacional de los modelos, aplicando técnicas 
de programación no lineal entera mixta se realiza mediante el sistema de 
Modelamiento Algebraico General GAMS, utilizando como solvers el SBB y el 
CONOPT 
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7. CONCLUSIONES 
 
 
Los sistemas de potencia eléctrica han presentado un significativo cambio en 
sus estructuras, a nivel mundial, durante los últimos años, evolucionando de 
esquemas monopólicos centralizados a mercados en competencia bajo 
algunas medidas regulatorias de los gobiernos. Como consecuencia de esta 
evolución las empresas de generación hidroeléctrica, así como otros agentes 
del mercado, se han visto en la necesidad de incrementar la eficiencia de sus 
actividades que le permitan ser cada vez más competitivas.  
 
En el primer capítulo se presentó  la evolución de los mercados de electricidad, 
mostrando que son cada vez más competitivos y sofisticados, por lo cual se 
requieren nuevos enfoques y mejores herramientas de optimización para la 
programación de la operación de una empresa de generación hidroeléctrica 
con el objetivo de maximizar la eficiencia técnica de sus unidades que le 
permitan ahorros significativos en sus recursos hidráulicos. 
 
En el capítulo 2 se consideró de manera explícita, la eficiencia técnica de las 
unidades de generación, cuyo incremento podría implicar mejores beneficios 
para la sociedad, en general, tanto para las empresas de generación 
hidroeléctrica por los ahorros que puedan obtener en sus recursos hidráulicos 
logrando una mayor disponibilidad para su uso en períodos futuros como para 
los usuarios de la electricidad por la posible disminución de sus costos y para el 
medio ambiente por el menor consumo de recursos o por el desplazamiento de 
generación termoeléctrica basada en combustibles fósiles más contaminantes.  
 
En el capítulo 3 se planteó el problema de investigación, su delimitación, su 
justificación y sus objetivos, general y específicos. En la delimitación del 
problema se abordaron los principales aspectos relacionados con los avances 
metodológicos, teóricos y prácticos, asociados con la operación de una 
empresa de generación hidroeléctrica en mercados de corto plazo. El 
cumplimiento de los objetivos de investigación fue desarrollado de la manera 
que se detalla más adelante. 
 
En el capítulo 4 se desarrolló un modelo de Programación No Lineal Entera 
Mixta, PNLEM, para maximizar el beneficio de la operación de una compañía 
de generación hidroeléctrica, HGENCO, propietaria de un sistema de embalses 
en cascada a lo largo de una cuenca hidrográfica operando en mercados de 
corto plazo. Para este mismo modelo de optimización, se propuso una función 
objetivo alternativa relacionada con la maximización de la eficiencia técnica. 
Para este modelo alternativo se agregó una restricción adicional 
correspondiente a un nivel mínimo de beneficio requerido por parte del 
productor. Además, al final de este capítulo, se presentó y justificó la 
Programación No Lineal Entera Mixta como la técnica propuesta para la 
solución del modelo desarrollado y el paquete de software GAMS para su 
implementación computacional. 
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En el capítulo 5 se presentó como caso de estudio para la programación de la 
operación hidroeléctrica una aplicación del modelo a un sistema de embalses 
en cascada a lo largo de la cuenca del río Duero en España. En el capítulo 6, 
se presentó como caso de estudio la aplicación del modelo a una cadena de 
embalses a lo largo de la cuenca del río Porce en Colombia.  
 
En esta tesis doctoral se desarrolló un modelo de PNLEM para la optimización 
de la operación y la evaluación de la eficiencia técnica de una empresa de 
generación hidroeléctrica en mercados de corto plazo, considerando de manera 
explícita la eficiencia técnica de las unidades de generación. En el modelo 
propuesto se incorporó un nuevo criterio de optimización propuesto por el 
autor: la maximización de la eficiencia técnica de las unidades de generación 
hidroeléctrica.  
 
Como fue especificado inicialmente, se planteaba la necesidad de lograr 
avances de investigación relacionados con la pertinencia de la aplicación de 
estas metodologías en las actuales estructuras de los mercados de electricidad 
en ambientes de competencia, particularmente en las actividades de 
generación hidroeléctrica, donde las empresas generadoras tienen como 
objetivo la maximización de sus beneficios y los consumidores, la maximización 
de su función de utilidad. El regulador tiene como función principal garantizar 
las reglas de funcionamiento del mercado de tal manera que éste sea 
transparente y permita satisfacer las necesidades de los consumidores en el 
largo plazo, con altos niveles de calidad y seguridad, además de la eficiencia 
económica.  
 
A continuación se presentan los principales logros alcanzados mediante el 
desarrollo de esta investigación. 
 
El enfoque metodológico tradicional parte de un sistema agregado de largo 
plazo, el cual se va desagregando y va enviando „señales‟ económicas hacia el 
mediano y el corto plazo. En esta investigación se propone un enfoque 
complementario que parte del sistema des-agregado, de corto plazo, hacia el 
sistema agregado de mediano plazo. De esta manera, las citadas „señales‟ 
económicas de mediano plazo podrían ajustarse progresivamente a partir del 
momento de la toma de decisiones, especialmente en el momento del diseño 
de las ofertas a la Bolsa de Energía para el mercado del día siguiente. 
 
Se toma como elemento inicial de análisis, la unidad de generación 
hidroeléctrica que es donde realmente se realiza la generación de energía 
eléctrica. Se considera la eficiencia técnica de estas unidades de generación 
como una componente fundamental para el análisis de la evaluación de los 
efectos de la cabeza variable y para la toma de decisiones relacionadas con el 
Despacho Económico, la Asignación de las Unidades de generación 
hidroeléctrica y el Diseño de Ofertas a la Bolsa de Energía para el mercado del 
día siguiente. Se hace la extensión del sistema para considerar la Central 
Hidroeléctrica integrando todas sus unidades de generación. 
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En el enfoque tradicional de los sistemas monopólicos centralizados, el criterio 
de optimización utilizado era la minimización de los costos totales de operación 
para todo el horizonte de planeación. En los esquemas de mercados en 
competencia este criterio fue sustituido por la maximización de los beneficios 
de la empresa de generación. En esta investigación se considera, además, la 
eficiencia técnica de las unidades de generación y de la Central Hidroeléctrica. 
Se propone un criterio de optimización alternativo, la máxima eficiencia técnica, 
factible de alcanzar, para unas determinadas condiciones de operación de 
sistema.  
 
Se obtuvieron los siguientes resultados: Una metodología para la optimización 
de la operación y la evaluación de la eficiencia técnica de una empresa de 
generación hidroeléctrica en mercados de corto plazo; un conjunto de 
algoritmos y su respectivo prototipo de software para su implementación 
computacional; resultados de la aplicación del prototipo de software a varios 
casos de aplicación relacionados con dos sistemas de embalses de 
dimensiones realistas: una cadena de plantas hidroeléctricas a lo largo de la 
cuenca del río Duero en España y un caso de estudio del Sistema Eléctrico 
Colombiano, relacionado con una cadena de embalses a lo largo del río Porce. 
 
Los resultados obtenidos mediante el desarrollo de esta investigación podrían 
servir para la toma de decisiones relacionadas con preguntas del siguiente tipo:  
Cuándo generar?, asociada al problema de Asignación de las Unidades de 
generación hidroeléctrica. Cuánto generar?, asociada al problema del 
Despacho Económico Hidroeléctrico. Cómo ofertar?, asociada al problema del 
Diseño de las cantidades por ofertar a la Bolsa de Energía para el mercado del 
día siguiente. 
 
Los principales logros relacionados con los retos de modelamiento asociados al 
desarrollo de esta investigación son citados a continuación. 
 
- Caracterización sistemática, ordenada, coherente y concisa, de la operación 
de los sistemas de generación hidroeléctrica en mercados competitivos de 
corto plazo, con el fin de presentar un marco unificador que permita entender 
su funcionamiento ya que este es un insumo fundamental para su optimización. 
 
- Análisis crítico de los principales problemas reportados en la literatura 
relacionados con la operación de los sistemas de generación hidroeléctrica y 
las metodologías utilizadas para su solución. 
 
- Análisis y síntesis de las diferentes complejidades involucradas en la 
operación y programación de una central hidroeléctrica, relacionadas tanto con 
sus aspectos técnicos como con la disponibilidad y uso de los recursos 
hidráulicos. 
 
- Estimación de la función de producción de una unidad de generación 
hidroeléctrica en una planta con un embalse regulador partiendo de la 
información disponible y considerando que la eficiencia del conjunto turbina-
generador presenta un comportamiento operacional complejo debido a la 
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interdependencia de varias variables que intervienen en el proceso de 
generación de energía eléctrica.  
 
A continuación se muestran los objetivos propuestos en la sección 3.3 de este 
documento y se destacan los logros obtenidos durante el desarrollo de esta 
tesis doctoral para cada uno de ellos. 
 
Los objetivos específicos plantados y sus respectivos logros fueron los 
siguientes: 
 
 
1.  Desarrollar una metodología de fácil manejo y útil para la toma    
       decisiones, que permita:  
 
1.1  La adecuada representación de la eficiencia técnica de una unidad de 
       generación hidroeléctrica como una función de la cabeza  neta  y la 
       descarga de agua a la turbina. 
 
 
En el capítulo 2 se desarrolló e implementó una propuesta metodológica para la 
estimación de la eficiencia técnica de una turbina tipo Francis como una función 
de la cabeza neta y la descarga de agua a la turbina. Con la aplicación de 
metodologías de análisis estadístico se mostró que mediante el análisis de 
regresión no lineal múltiple es posible transformar el “diagrama colinar” 
entregado por los fabricantes en una función analítica susceptible de análisis 
matemático con propósitos de optimización. Por ejemplo, a partir del “diagrama 
colinar” de la Figura 2.4 fue posible estimar la eficiencia técnica como una 
función cuadrática de la cabeza neta y la descarga de agua a la turbina. 
 
1.2   La potencia de salida de una unidad de generación hidroeléctrica  
        como una función que permita considerar los efectos de la cabeza  
        variable. 
 
Tal como se especificó en el capítulo 2, la estimación de la función de 
producción en la generación de potencia hidroeléctrica no es una tarea sencilla 
debido principalmente al comportamiento operacional complejo de la eficiencia 
técnica de las unidades y a los efectos no lineales de la cabeza variable. Se 
definió la cabeza bruta como la caída topográfica, es decir, la diferencia de 
cotas entre el nivel del embalse aguas arriba y el nivel aguas abajo en el canal 
de fuga. La cabeza neta resulta de descontar a la cabeza bruta las pérdidas 
hidráulicas en las conducciones. El nivel del embalse aguas arriba se ha 
representado como una función de su volumen de agua almacenada, las 
pérdidas hidráulicas como una función de la descarga de agua a la turbina y el 
nivel de la cola aguas abajo de la planta, para una turbina tipo Francis, como 
una función del caudal defluente. Considerando la eficiencia técnica como una 
función cuadrática de la cabeza neta y la descarga de agua a la turbina puede 
estimarse la potencia de salida como una función cúbica de estas dos últimas 
variables 
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En el contexto del problema de programación de la operación hidroeléctrica, se 
analizó el comportamiento de las unidades de generación, considerando la 
manera en que éstas producen energía eléctrica utilizando los recursos 
disponibles. Se formuló un modelo de optimización que representa los aspectos 
fundamentales tanto de la función de producción de las unidades de 
generación hidroeléctrica como de sus restricciones asociadas y sus costos de 
operación. Para la adecuada representación del sistema, se partió de un 
detallado análisis de las leyes que rigen su comportamiento físico, haciendo 
énfasis en el fenómeno de la cabeza variable y en la evaluación de la eficiencia 
técnica de las unidades de generación hidroeléctrica. 
 
 
2. Desarrollar un algoritmo adecuado para la evaluación de la eficiencia 
    técnica de una unidad de generación hidroeléctrica en función de su 
    descarga de agua para una determinada cabeza neta del embalse      
    asociado. 
 
Las unidades de generación hidroeléctrica tienen un desempeño operacional 
complejo. Su generación de potencia depende de tres variables: la cabeza 
neta, la descarga de agua a la turbina y la eficiencia técnica del conjunto 
turbina-generador. La cabeza neta es una función no lineal de variables tales 
como la cabeza bruta (asociada con el volumen de agua en el embalse), la 
descarga de agua y el nivel del agua en la cola del embalse (para una turbina 
de reacción). Además, la eficiencia de la turbina es una función no lineal de la 
cabeza neta y la descarga de agua. Mediante la aplicación del procedimiento 
estadístico desarrollado puede estimarse la eficiencia técnica de una turbina 
Francis como una función cuadrática de la cabeza neta y la descarga de agua.  
 
Adicionalmente, se desarrolló e implementó un procedimiento de escalamiento 
para estimar la eficiencia técnica de una unidad de generación hidroeléctrica en 
el caso de que no se tenga disponible el „diagrama colinar‟ de la turbina tipo 
Francis de interés. En este procedimiento de escalamiento se toman como 
punto de partida los parámetros de diseño de la turbina de interés, cabeza neta 
y descarga de agua, para realizar una transformación lineal de su ´diagrama 
colinar hipotético´ en uno semejante al de la Figura 2.4; este último, 
considerado en esta tesis doctoral como asociado a una ´turbina estándar‟.  En 
la citada transformación lineal se hacen coincidir las escalas de medida de 
ambos „diagramas colinares‟, el de interés y el hipotético; de esta manera, la 
eficiencia técnica de la turbina de interés puede calcularse utilizando los 
parámetros de regresión de la „turbina estándar‟.  
 
 
3   Desarrollar un algoritmo de optimización para apoyar la toma de   
     decisiones relacionadas con: 
 
3.1   El Despacho Económico, a máxima eficiencia, de una Unidad de 
        Generación Hidroeléctrica. 
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Se desarrolló un modelo de optimización de Programación No Lineal Entera 
Mixta, PNLEM, para la solución del problema programación de la operación de 
una empresa de generación hidroeléctrica en mercados de corto plazo, 
considerando de manera explícita la eficiencia técnica de las unidades. Como 
función objetivo se plantea la maximización del beneficio total del sistema 
durante todo el horizonte de programación, calculado como la suma de los 
beneficios de cada una de sus plantas incluyendo los ingresos operativos, el 
ingreso por valor futuro del agua almacenada en el embalse al final del período 
de programación y el costo de encendido de las unidades de generación.  
 
Como un aporte del autor se propuso un nuevo criterio de optimización 
considerando una función objetivo alternativa: la maximización de la eficiencia 
técnica de las unidades de generación hidroeléctrica. Este modelo alternativo 
está sujeto a las mismas restricciones de los modelos anteriores pero, en este 
caso, se considera conveniente agregar una condición adicional, expresando el 
mínimo beneficio, o el mínimo ingreso, que el productor requiere obtener en la 
solución del problema de programación de la operación. Esta cuota de mínimo 
beneficio, o mínimo ingreso, podría ser al menos igual al obtenido en el 
programa anterior, si el productor decidiera no sacrificar parte de sus beneficios 
actuales para tratar de incrementar la eficiencia técnica de sus unidades o para 
intentar obtener algunos ahorros de agua para uso futuro.  
 
3.2   La Asignación de las Unidades de Generación Hidroeléctrica en un   
        horizonte de corto plazo. 
 
El modelo de optimización de PNLEM resultante de esta tesis doctoral fue 
desarrollado e implementado para la solución del problema integrado de la 
programación de la operación y la asignación de las unidades de generación 
hidroeléctrica. En el modelo se utilizan variables binarias para representar la 
dinámica del encendido y apagado de las plantas a lo largo del horizonte 
temporal. La variable binaria relacionada con el estado de encendido/apagado 
de cada unidad en cada período de tiempo conduce a la anulación de valores 
para variables como la  descarga, la eficiencia técnica y la potencia, en los 
períodos en que la respectiva unidad está apagada (off-line). 
 
3.3   El Diseño de Ofertas a la Bolsa de Energía para el mercado del día 
        siguiente. 
 
El citado modelo de optimización tiene como propósito fundamental ayudar a 
determinar la cantidad óptima de electricidad a ofertar en la bolsa de energía 
para el mercado del día siguiente, considerando el estado actual y el 
comportamiento del sistema hidroeléctrico. Adicionalmente, una vez realizado 
el despacho por parte del operador del mercado, podría incorporarse una 
restricción adicional de demanda con la generación asignada y de esta manera, 
el modelo desarrollado en esta investigación serviría, además, para la solución 
del problema de auto-despacho (self scheduling) de las unidades de 
generación. Por lo tanto, podría obtenerse una doble utilidad de este modelo 
como herramienta de apoyo a la toma de decisiones para la empresa de 
generación hidroeléctrica: antes del despacho diario para ayudar a determinar 
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la cantidad óptima de electricidad a ofertar en la bolsa de energía para el 
mercado del día siguiente, y después del despacho para la auto-programación 
o auto-despacho de sus unidades de generación. 
 
 
4.  Desarrollar un prototipo de software para implementar cada uno de los 
     algoritmos propuestos. 
 
El modelo de optimización de Programación No Lineal Entera Mixta, PNLEM, 
desarrollado para la solución del problema programación de la operación de 
una empresa de generación hidroeléctrica en mercados de corto plazo, fue 
implementado mediante el paquete de software GAMS, Sistema de 
Modelamiento Algebráico General, que permite el llamado de diferentes solvers 
para su solución. En los casos de aplicación, se utilizaron básicamente el SBB 
y el CONOPT 
 
 
5.   Aplicar el prototipo desarrollado a un caso de estudio del Sistema    
      Eléctrico Colombiano, SEC. 
 
En el capítulo 6 se seleccionó la cuenca del río Porce en Colombia para la 
aplicación del caso de estudio perteneciente al Sistema Eléctrico Colombiano, 
SEC, se justificó su elección y se realizó el correspondiente análisis de 
resultados 
 
 
El objetivo general se planteó como: Desarrollar una metodología para la 
optimización de la operación y la evaluación de la eficiencia técnica de 
una empresa de generación hidroeléctrica en mercados de electricidad de 
corto plazo. Esta metodología será expresada como un conjunto de 
algoritmos que serán implementados en prototipos de software. 
 
Mediante los logros obtenidos para cada uno de los objetivos específicos, tal 
como se acaba de especificar, se considera haber dado cumplimiento de 
manera satisfactoria al cumplimiento del objetivo general de esta tesis doctoral 
que se acaba de mencionar en el párrafo anterior. Como se planteó en el 
objetivo general, esta metodología ha sido expresada como un conjunto de 
algoritmos que fueron implementados en prototipos de software. 
 
Como resultado de esta investigación se desarrolló la metodología propuesta 
en el objetivo general. Esta metodología se representó en un modelo de 
Programación No Lineal Entera Mixta, PNLEM, que es una poderosa técnica de 
optimización, útil para la solución del complejo problema de programación de la 
operación hidroeléctrica. El modelo desarrollado fue implementado en GAMS, 
una potente herramienta de optimización que permite el llamado de una gran 
variedad de solvers, lo cual facilita una adecuada selección del más apropiado 
para una configuración específica según el sistema de interés en un caso 
particular. Como fue establecido previamente, en esta tesis doctoral, la 
principal motivación de este trabajo fue desarrollar una metodología y 
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representarla mediante un modelo de optimización para la solución del 
problema de generación energética desde la perspectiva de una empresa de 
generación hidroeléctrica, H-GENCO, la cual puede utilizarla como una 
herramienta de apoyo a la toma de decisiones en la programación de su 
operación en mercados de corto plazo para alcanzar uno de dos objetivos, a 
saber: el máximo beneficio de la venta de energía en el mercado del día 
siguiente, considerando todas sus restricciones de operación, incluyendo la 
eficiencia técnica y los costos de encendido de sus unidades de generación; o 
la máxima eficiencia técnica de las unidades de generación hidroeléctrica para 
un nivel deseado de beneficio.  
 
Con respecto a este problema, como una consideración final podría plantearse 
una extensión natural de este enfoque para formular un modelo más general 
que combine los dos objetivos citados mediante las conocidas metodologías de 
Análisis Multiobjetivo. 
 
Los trabajos y contribuciones de esta tesis doctoral han sido difundidos 
mediante la publicación de artículos en revistas especializadas y la 
presentación de ponencias en congresos, los cuales son detallados a 
continuación.  
 
“Optimal Scheduling of a Price-Taker Cascaded Reservoir System in a Pool-
Based Electricity Market”. Artículo en pruebas para próxima publicación en la 
Revista IEEE Transactions on Power Systems, Paper TPWRS-00608.  
 
 “La eficiencia técnica como un nuevo criterio de optimización para la 
generación hidroeléctrica a corto plazo“. Publicado en la Revista DYNA. Marzo 
de 2009. 
 
“Validación de Soluciones Obtenidas para El Problema del Despacho 
Hidrotérmico de Mínimo Costo empleando La Programación Lineal Binaria 
Mixta”. Publicado en la revista Dyna. Noviembre de 2008 
 
 “Modelo no lineal para la óptima generación hidroeléctrica a máxima 
eficiencia”. Artículo seleccionado para próxima publicación en la Revista 
Iberoamericana de Sistemas, Cibernética e informatica. 
 
“Un modelo de  PNLEM para el manejo óptimo del agua en la generación 
hidroeléctrica a máxima eficiencia”. Ponencia presentada en el evento Agua 
2009. La gestión integrada del recurso hídrico frente al cambio climático, 
Noviembre 9 -13, Cali, Colombia. Seleccionada para publicación como un 
capitulo del libro “Agua 2009” 
 
“Un Modelo de PNLEM para la Operación de una Empresa de Generación 
Hidroeléctrica en Mercados de Corto Plazo” Distinción al mejor artículo de 
sesión en el Congreso Iberoamericano de Sistemas, Cibernética e informática, 
CISCI, 2010, Juni0 29 a Julio 2 de 2010. Orlando, Florida, USA. (Se anexa 
copia)   
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9. ANEXOS 
 
ANEXO A. Pruebas estadisticas 
 
A.1   Pruebas estadísticas para el ajuste del embalse Tasajera 
 
Estimación de parámetros y prueba de significancia 
Variable 
Estimated 
Coefficient 
Standard 
Error 
t value P(>│t│) 
Intercept 2248 0.1214 18508.51 < 2e-16 
V 0.1630 0.002847 57.23 7.64e-13 
V2 -0.0002345 0.00001376 -17.04 3.71e-08 
 
Anova Model 
Variable  
Degrees 
of 
Freedom 
Sum of 
squares 
RMSE F value P(>F) 
V 1 443.98 443.98 31117.41 <2.2e-16 
V2 1 4.14 4.14 290.36 3.71e-08 
Residuals 9 0.13 0.01     
 
 
 
A.2   Pruebas estadísticas para el ajuste del embalse Porce II 
 
Estimación de parámetros y prueba de significancia 
Variable 
Estimated 
Coefficient 
Standard 
Error 
t value P(>│t│) 
Intercept 901.1 0.177 5092.27 8.92e-15 
V 0.2096 0.005135 40.81 2.15e-6 
V2 -0.0003588 0.00002954 -12.15 0.000264 
 
Anova Model 
Variable  
Degrees 
of 
Freedom 
Sum of 
squares 
RMSE F value P(>F) 
V 1 371.58 371.58 19277.31 1.614e-08  
V2 1 2.84 2.84 147.51 0.0002637 
Residuals 4 0.08 0.02     
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A.3   Pruebas estadísticas para el ajuste del embalse Troneras 
 
Estimación de parámetros y prueba de significancia 
Variable 
Estimated 
Coefficient 
Standard 
Error 
t value P(>│t│) 
Intercept 1760 0.4401 3999.372 < 2e-16 
V 0.8945 0.07076 12.642 1.5e-05 
V2 -0.01314 0.002083 -6.306 0.000742 
 
Anova Model 
Variable  
Degrees 
of 
Freedom 
Sum of 
squares 
RMSE F value P(>F) 
V 1 169.606 169.606 866.593 
1.019e-
07  
V2 1 7.782 7.782 39.761 0.000742 
Residuals 6 1.174 0.196     
 
 
 
 
A.4   Pruebas estadísticas para el ajuste del embalse Miraflores 
 
Estimación de parámetros y prueba de significancia 
Variable 
Estimated 
Coefficient 
Standard 
Error 
t value P(>│t│) 
Intercept 2033 0.3909 5200.018 < 2e-16 
V 0.3829 0.01825 20.986 3.19e-10 
V2 -0.001416 0.000161 -8.375 2.81e-06 
 
Anova Model 
Variable  
Degrees 
of 
Freedom 
Sum of 
squares 
RMSE F value P(>F) 
V 1 816.50 816.50 2987.481 
9.479e-
15  
V2 1 20.85 20.85 76.294 2.807e-6 
Residuals 11 3.01 0.27     
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A.5   Pruebas estadísticas para el ajuste del embalse Guatapé 
 
Estimación de parámetros y prueba de significancia 
Variable 
Estimated 
Coefficient 
Standard 
Error 
t value P(>│t│) 
Intercept 1858 0.3861 4812.19 < 2e-16 
V 0.04427 0.001737 25.49 8.08e-12 
V2 -0.00001646 0.000001519 -10.84 1.5e-07 
 
Anova Model 
Variable  
Degrees 
of 
Freedom 
Sum of 
squares 
RMSE F value P(>F) 
V 1 1059.12 1059.12 4053.34 
< 2.2e-
16 
V2 1 30.68 30.68 117.41 
1.495e-
07 
Residuals 12 3.14 0.26     
 
 
 
A.6   Pruebas estadísticas para el ajuste del embalse Playas 
 
Estimación de parámetros y prueba de significancia 
Variable 
Estimated 
Coefficient 
Standard 
Error 
t value P(>│t│) 
Intercept 953.9 1.216 784.424 1.58e-11 
V 0.5034 0.06293 7.999 0.00132 
V2 -0.002903 0.0007135 -4.069 0.01524 
 
Anova Model 
Variable  
Degrees 
of 
Freedom 
Sum of 
squares 
RMSE F value P(>F) 
V 1 120.471 120.471 564.542 
1.861e-
05  
V2 1 3.533 3.533 16.556 0.01524 
Residuals 4 0.854 0.213     
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ANEXO B.  Derivadas relacionadas con la función de la eficiencia técnica 
                   de las unidades de la generación hidroeléctricas. 
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ANEXO C.  Coeficiente de Hazen-Williams para algunos materiales 
 
Fuente: Miliarium.com, Ingeniería Civil y Medio Ambiente 
Material C   Material C 
Asbesto cemento 140   Hierro galvanizado 120 
Latón 130-140   Vidrio 140 
Ladrillo de saneamiento 100   Plomo 130-140 
Hierro fundido, nuevo 130   Plástico (PE, PVC) 140-150 
Hierro fundido, 10 años de edad 107-113   Tubería lisa nueva 140 
Hierro fundido, 20 años de edad 89-100   Acero nuevo 140-150 
Hierro fundido, 30 años de edad 75-90   Acero 130 
Hierro fundido, 40 años de edad 64-83   Acero rolado 110 
Concreto 120-140   Lata 130 
Cobre 130-140   Madera 120 
Hierro dúctil 120   Hormigón 120-140 
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ANEXO D.  El sistema hidroeléctrico colombiano  
 
 D.1   Principales embalses del Sistema Hidroeléctrico Colombiano  
 
Por su participación mayoritaria en la capacidad de generación, los embalses 
más significativos del Sistema Interconectado Nacional, SIN, son “El Peñol”, 
“Betania”, “Esmeralda” y “El Guavio”, como puede observarse en la Tabla 6.2 
(Dyner, Franco y Arango, 2008). La Tabla 6.3 presenta las principales 
características de algunos embalses en Colombia. 
 
Tabla D.1 Principales embalses del SHC 
 
Embalse 
Capacidad de  
Almacenamiento 
 (GWh) 
Capacidad de  
Generación  
(MW) 
Regulación  
(días) 
“El Peñol” 4393.9  560 326.9 
“Betania” 166.0 540 12.8 
“Esmeralda” 1105.4 750 61.4 
“El Guavio” 2173.9 1150 78.8 
 
 
Tabla D.2   Principales características de los embalses en Colombia.  
Fuente:      (Dyner, Franco y Arango, 2008) 
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D.2    Las principales Centrales Hidroeléctricas Colombianas 
 
Tabla D.3   Las principales Centrales Hidroeléctricas Colombianas. 
 
Nombre 
Cap. 
Bruta 
(MW) 
Cap. 
Efectiva 
Neta 
(MW) 
Número 
de 
Unidades 
Localización Año 
San carlos 1240 1240 Pelton 155*8 San Carlos (Ant) 1988 
Guavio 1150 1150 Pelton 230*5 Ubalá – (Cun) 1992 
Chivor 1000 1000 Pelton 125*8 Santa María(Boy) 1977-82 
Guatapé 560 560 Pelton   70*8 Guatapé  (Ant) 1980 
Betania 540 540 Francis 180*3 Yaguará ( Huila) 1987 
Porce II 411 405 Francis 135*3 Antioquia 2001 
Miel I 396 396 Francis 132*3 Norcasia (Cal) 2002 
Alto anchicayá 365 365 Francis125*2+115*1 Buenaven.  (Val) 1973 
Urrá 340 329 Francis 85*4 Tierralta (Cor) 2000 
La Guaca 310.5 310 Pelton 103.5*3 La Mesa (Cun) 1987 
Tasajera 309 306 Pelton 102*3 Bello  (Ant) 1994 
Salvajina 285 285 Francis 95*3 Silvia – Cauca 1985 
Guadalupe III 270 270 Pelton 45*6 Gómez Plata (Ant) 1966 
Paraíso 270 270 Pelton 92*3 La Mesa (Cun) 1987 
Colegio 250 150 Retirada en 2003 La Mesa (Cun) 1970 
Guadalupe IV 216 202 Francis 67*2+68*1 Alejandría (Ant) 1985 
Playas 201 201 Francis 67*3 San Carlos (Ant) 1988 
Jaguas 170 170 Francis 85*2 San Rafael (Ant) 1987 
San Francisco 135 135 Francis 45*3 Chinchiná (Cal) 1969 
Calima 132 120 Francis 33*4 Calima (Valle) 1967 
Salto 127 125 Pelton14*3+35*2+15*1 San Antonio (Cun) 1963-98 
Riogrande I (1) 25 25 Francis 25*1 Don Matías (Ant) 1956 
Bajo anchicayá 74 74 Francis 13*2+24*2 Buenaven. (Valle) 1957 
Laguneta 72 72 Francis 18*4 San Antonio(Cun) 1960 
Canoas 45 45 Francis 50*1 Soacha (Cun) 1972 
Prado 45 44 Francis 16*2+15*1 Prado  (Tol) 1973 
Troneras 42 40 Francis 20*2 Carolina  (Ant) 1965 
Esmeralda 30 30 Francis 15*2 Chinchiná (Cal) 1963 
Florida 26 26 13*2 Popayán (Cau) 1975 
Río mayo 21 21 Francis 9*3 San Pablo (Nar) 1969 
Prado IV 5 5 Francis 5*1 Prado – Tolima 1973 
 
(1) De las tres unidades originales, dos fueron retiradas del Mercado de 
Energía Mayorista, en el año 2003. 
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A continuación se presenta una breve descripción de cada una las principales 
centrales hidroeléctricas del SEC 
 
 
D.3   Central Hidroeléctrica de San Carlos 
 
La Central Hidroeléctrica de San Carlos, operada por ISAGEN S.A E.S.P, está 
localizada en el Departamento de Antioquia a 150 km al este de Medellín, 
ubicada en jurisdicción del municipio de San Carlos (Ver la cadena hidráulica 
en la Figura 6.3). La primera etapa de la central entró en funcionamiento en 
1984 y la segunda en 1987. La central de San Carlos está conformada por 
ocho unidades de generación, accionadas por  turbinas tipo Pelton de eje 
vertical con capacidad efectiva neta de 1240 MW, un Factor de Conversión de 
5.45 MW/m3/s, un parámetro de indisponibilidad histórica forzada de 5.4166% 
y una caída neta de 554 m. La velocidad de rotación de cada unidad es de 300 
r.p.m y cada turbina tiene como elemento de cierre una válvula esférica de dos 
metros de diámetro. La central cuenta con 13 transformadores monofásicos 
con una potencia nominal de 109 MVA, con  relación de transformación de 16.5 
kV a 230 kV. La generación de la central es entregada al sistema de 
transmisión nacional para ser llevada a los centros de consumo del sistema 
interconectado, utilizando una subestación a 230 kV que permite conectarse 
con las subestaciones Esmeralda en Caldas, Ronderos y Balsillas en 
Cundinamarca, Ancón Sur y Guatapé en Antioquia y Comuneros en 
Santander.  Además, se enlaza con una subestación a 500 kV para conectarse 
con las subestaciones Cerromatoso y Chinú en Córdoba, Sabanalarga en el 
Atlántico y San Marcos en el Valle del Cauca para el intercambio de energía 
con la Costa Atlántica y el sur del país.  
 
 
D.4   Central Hidroeléctrica El Guavio 
 
La Central Hidroeléctrica El Guavio, operada por EMGESA S.A E.S.P, es la 
segunda central en funcionamiento más grande de Colombia y posee completa 
autonomía sobre su operación y manejo del agua, con una capacidad instalada 
de 1150 MW distribuidos en cinco unidades Pelton de 230 MW cada una. Es 
subterránea y está ubicada en la inspección de policía Mambita en el municipio 
de Ubalá en Cundinamarca a 180 km al noreste de Bogotá, D.C. Su embalse 
abarca los municipios de Ubalá, Gachalá, Gachetá, Gama y Junín. Entró en 
operación el 15 de diciembre de 1992, cuenta con la infraestructura necesaria 
para la instalación de tres unidades adicionales, en cuyo caso su capacidad 
alcanzaría para generar 1900 MW, convirtiéndola en la de mayor capacidad 
instalada del país. Cuenta con un salto nominal de 1100 m, una caverna de 
transformadores de dimensiones en planta de 201 m por 14 m y de una altura 
de 21 m, 24 transformadores monofásicos y líneas de transmisión de 230 kV y 
127 km de longitud. 
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D.5   Central Hidroeléctrica de Chivor 
 
La Central Hidroeléctrica de Chivor, operada por AES Chivor & Cía S.C.A. 
E.S.P., cuenta con una potencia instalada de 1000 MW. Se encuentra ubicada 
en jurisdicción del Departamento de Boyacá, región del valle de Tenza, a 160 
kilómetros de Bogotá, capital de Colombia. Es la tercera generadora de energía 
eléctrica del país, con una participación del 8%. Incluye una presa de enrocado 
de 237 m de altura, un vertedero de canal abierto y un túnel de desviación de 
895 m de longitud y 10,69 m de diámetro. Los 668 millones de metros cúbicos 
de la reserva son utilizados en generación de energía eléctrica para las 
principales ciudades de Colombia mediante ocho turbinas tipo Pelton para la 
generación de 173,000 HP, ocho generadores de 140,000 kVA y 24 
transformadores monofásicos. 
 
 
D.6   Central Hidroeléctrica de Guatapé 
 
La Central Hidroeléctrica de Guatapé, operada por EEPPM S.A E.S.P, utiliza el 
agua del río Nare, que se desvía al río Guatapé para aprovechar una diferencia 
de nivel de 810 metros entre las cuencas de estos dos ríos. La central está 
ubicada en el sitio conocido como la Araña, jurisdicción del municipio de San 
Rafael, al oriente del Departamento de Antioquia, a 100 kilómetros de la ciudad 
de Medellín. La primera etapa fue puesta en servicio entre 1971 y 1972 y la 
segunda en 1979. Cada etapa está compuesta por cuatro unidades 
generadoras, conformando un total ocho unidades de 70 MW para una 
capacidad total de 560 MW, accionadas por turbinas tipo Pelton de eje vertical, 
con un Factor de Conversión de 7.7073 (MW/m3/s) y un parámetro de 
indisponibilidad histórica forzada de 0.1319. Esta central contribuye al sistema 
con 2.730 GWh de energía media anual. El embalse Peñol-Guatapé es el de 
mayor almacenamiento del país con una capacidad de almacenamiento total de 
1.070,21 millones de metros cúbicos. 
 
 
D.7   Central Hidroeléctrica de Betania 
 
La Central Hidroeléctrica de Betania está ubicada sobre el río Magdalena, a 
unos 40 kilómetros de Neiva, capital del Departamento del Huila, en el suroeste 
de Colombia. Es operada por EMGESA S.A E.S.P, filial de Endesa de Chile, 
que depende de Endesa de España. La fabricación y las obras civiles fueron 
construidas por firmas italianas. Fue puesta en operación el 7 de Septiembre 
de 1987, con tres turbinas tipo Francis de 180 MW cada una, para una 
capacidad total de 540 MW, cerca del 4% de la capacidad instalada del país. 
La producción de energía en 1996 fue de 2304 GWh correspondientes a un 
factor de utilización de 52.7%, como resultado de una hidrología del 99% del 
promedio histórico. En el mismo año se vendieron 3127 GWh, de los cuales 
2316 GWh corresponden a contratos de largo plazo y 810 GWh a la bolsa de 
energía. 
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D.8   Central Hidroeléctrica Porce II 
 
La Central Hidroeléctrica Porce II, operada por EEPPM S.A E.S.P, se 
encuentra ubicada al nordeste del Departamento de Antioquia, a una distancia 
aproximada de 120 km de Medellín. La central surge del aprovechamiento del 
río Porce, el cual nace en el Alto de Minas al sur de Medellín y desciende 
atravesando la parte central del Departamento en dirección noreste hasta 
desembocar en el río Nechí, afluente del Cauca, después de un recorrido de 
232 km. Se compone de un embalse con una capacidad total de 149,37 
millones de metros cúbicos, que recibe un caudal medio de 77.31 m3/s, inunda 
un área de 890 hectáreas, con el nivel normal de operación. Es alimentada con 
las aguas del río Porce y con los vertimientos y descargas de la Central 
Hidroeléctrica Riogrande II. En conjunto se aprovecha un caudal medio de 
113,6 m3/s, con un salto bruto de 239,7 m, para una generación firme de 1.600 
GWh/año, con una capacidad efectiva neta de  405 MW, un Factor de 
Conversión de 7,6588 MW/m3/s y un parámetro de indisponibilidad histórica 
forzada de 0.0892%. Posee una casa subterránea de máquinas con tres 
generadores sincrónicos de 142 MW, con turbinas tipo Francis de eje vertical y 
una subestación a 230 kV con tres campos de generación y tres campos de 
transmisión.  
 
 
D.9   Central Hidroeléctrica Miel I 
 
La Central Hidroeléctrica Miel I, operada por ISAGEN S.A E.S.P, localizada en 
el municipio de Norcasia, forma parte del potencial hídrico del oriente del 
Departamento de Caldas, región conformada por las cuencas de los ríos 
Guarinó, La Miel, Moro, Manso, Samaná Sur y afluentes menores como los ríos 
Pensilvania y Tenerife. Esta central tiene una capacidad instalada de 396 MW 
en tres unidades, cuya operación aislada puede generar una energía firme de 
1.135 GWh/año y un promedio de 1.460 GWh/año, con los caudales naturales 
del río.  
 
 
D.10   Central Hidroeléctrica Alto Anchicayá 
 
La Central Hidroeléctrica Alto Anchicayá, operada por EPSA S.A E.S.P, está 
localizada en el Departamento del Valle del Cauca, 85 kilómetros al oeste de 
Cali, en los límites de los municipios de Buenaventura y Dagua. Esta central 
inició su operación en el año 1974 con dos grupos de 125 MW y un grupo de 
115 MW. La capacidad instalada, es de 365 MW, produce una energía media 
anual de 1,291 GW. Utiliza las aguas que se captan y embalsan en un embalse 
que recibe los aportes de una cuenca hidrográfica de 550 km². Los principales 
aportes proceden del río Anchicayá con caudales promedio de 39,1 m³/s y el 
río Verde con 4.1 m³/s. El caudal promedio disponible para la generación de 
energía eléctrica alcanza un valor de 50.2 m³/s. que incluye el aporte de la 
quebrada Murrapal con 3.2 m³/s. Cuenta con un embalse principal cuya 
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capacidad es de 45 millones de m³ y un embalse de derivación que recoge las 
aguas de la quebrada Murrapal y cuya superficie alcanza unas cinco hectáreas. 
 
 
D.11   Central Hidroeléctrica de Urrá 
 
La Central Hidroeléctrica Urrá I, operada por la empresa Urrá S.A E.S.P, está 
localizada al noroccidente de Colombia, sobre el río Sinú, 30 kilómetros al sur 
de Tierralta en Córdoba. Su principal fuente de abastecimiento de agua es el 
río Sinú y sus afluentes, que nacen en el Parque Nacional Natural Paramillo, 
cubierto en su mayor parte por bosque húmedo tropical y con niveles de 
precipitación del orden de 3.000 mm/año, factores que contribuyen a mantener 
un caudal promedio de 340 m3/s. Tiene una capacidad instalada de 340 MW 
distribuida en cuatro turbinas de 85 MW cada una, con energía firme de 715 
GWh anuales y energía media de 1.275 GWh anuales. Tiene acceso terrestre 
por una carretera pavimentada con una longitud de 110 Km desde Montería, 
capital del Departamento de Córdoba. 
 
 
D.12   Central Hidroeléctrica La Guaca 
 
La Central Hidroeléctrica La Guaca,  operada por EMGESA S.A E.S.P, está 
localizada a 60 km de Bogotá, en la vía que conduce de la población de 
Mesitas del Colegio a La Mesa. Cuenta con una capacidad instalada de 315 
MW y hace parte de la Cadena PAGUA. Utiliza para su funcionamiento el agua 
bombeada desde el río Bogotá al embalse del Muña. Su construcción se inició 
en 1977 y las pruebas y puesta en operación terminaron en 1986. 
 
 
D.13   Central Hidroeléctrica La Tasajera 
 
La Central Hidroeléctrica La Tasajera, operada por EEPPM S.A E.S.P, hace 
parte del proyecto denominado Aprovechamiento Múltiple del Río Grande, 
concebido con dos propósitos básicos: suministrar agua para el acueducto 
metropolitano hasta el año 2020 y generar energía para atender la demanda 
regional y nacional. El embalse Riogrande II tiene una presa de 65 m de altura, 
un volumen útil de 152 Hm3, un espejo de 1214 Ha y un caudal promedio a su 
entrada de 33.4 m3/s. De su torre de captación salen dos conducciones 
independientes que alimentan las centrales de Niquía y la Tasajera. A la 
Central Hidroeléctrica de Niquía, el agua llega por un túnel donde se instaló un 
generador con 21 MW de capacidad. Aprovecha una caída de 419.7 m. El 
caudal que pasa por la turbina se aprovecha para el abastecimiento de agua en 
la planta de tratamiento de agua potable de “Manantiales”. La Tasajera, aporta 
a la descontaminación del río Medellín, pues el agua turbinada es descargada 
al río y contribuye de manera importante a su proceso de oxigenación. La 
primera unidad inició operación el 22 de octubre de 1993. Está localizada en el 
municipio de Barbosa, al norte del Valle del Aburrá, en cercanías del municipio 
de Girardota. Aporta 306 MW al sistema eléctrico nacional a través de tres 
unidades tipo Pelton de 102 MW de capacidad efectiva neta cada una, un 
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Factor de Conversión de 5.45 MW/m3/s y un parámetro de indisponibilidad 
histórica forzada de 5.4166%. Aprovecha una caída bruta de 933 metros y un 
caudal de 13,25 m3/s. La Central La Tasajera junto con la Central Niquía 
conforma el desarrollo hidroeléctrico Riogrande II. Las turbinas Pelton impulsan 
tres generadores sincrónicos de tipo vertical, con una capacidad nominal de 
109.000 kVA por unidad, con una tensión de 13.200 voltios, los cuales se 
conectan a tres transformadores elevadores con una capacidad unitaria de 
104.500 kVA. El equipo de maniobra del patio de la subestación es del tipo 
encapsulado, con una tensión nominal de 245 kilovoltios. Vertedero a 2270 
msnm con una capacidad de 1400 m3/s.  
  
 
D.14   Central Hidroeléctrica Salvajina 
 
La Central Hidroeléctrica Salvajina, operada por EPSA S.A E.S.P, se encuentra 
en jurisdicción del municipio de Suárez, Departamento del Cauca, a 65 Km al 
sur de Cali. El embalse cuenta con un volumen total de 906 millones de m³, 
tiene una longitud de 26 km y un área inundada de 2.031 Ha. La presa es de 
grava y enrocada con cara de concreto, con una altura de 148 m, y longitud de 
la cresta de 400 m. La casa de máquinas alberga tres unidades Francis de eje 
vertical, con una capacidad total de 285 MW. Cuenta con tres válvulas 
mariposa de cuatro m de diámetro, tres generadores tipo sincrónico, polos 
salientes con una capacidad de 100 MVA y tres transformadores trifásicos. Las 
líneas de transmisión son de tipo doble circuito con 230 kV y una longitud total 
de 72 Km. 
 
 
D.15   Central Hidroeléctrica Guadalupe III 
 
La Central Hidroeléctrica Guadalupe III, operada por EEPPM S.A E.S.P, está 
localizada bajo el nivel de aguas de la central Troneras, cuyas aguas 
turbinadas junto con las desviadas del embalse Troneras y las provenientes de 
la quebrada Cañasgordas son represadas en una bocatoma y conducidas a la 
casa de máquinas de la central. Sus dos primeros grupos entraron en servicio 
en 1962, el tercero en 1965 y los tres últimos en 1966. Su contribución a la 
energía media anual del sistema es de 1.617 GWh y a la energía firme de 
1.377 GWh.  Posee seis unidades generadoras accionadas por turbinas tipo 
Pelton de eje vertical, de 45 MW cada una, para completar 270 MW de 
capacidad instalada nominal, un Factor de Conversión de 0,7254 MW/m3/s y un 
parámetro de indisponibilidad histórica forzada de 0.0952%. 
 
 
D.16   Central Hidroeléctrica Guadalupe IV 
 
Su entrada en operación comercial se produjo durante 1985, precisamente 
cuando salían de funcionamiento las centrales hidroeléctricas de Guadalupe I y 
Guadalupe II.  La Central Hidroeléctrica Guadalupe IV, operada por EEPPM 
S.A E.S.P, está localizada al nordeste del Departamento de Antioquia, a una 
distancia aproximada de 120 km de Medellín. Las aguas turbinadas en 
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Guadalupe III se descargan en un tanque de captación con capacidad para 
22.000 m3, luego son conducidas por un túnel de 6,4 kilómetros a la casa de 
máquinas de Guadalupe IV. Ésta instalación generadora tiene una capacidad 
nominal de 216 MW y capacidad efectiva neta de 202 MW, repartida en dos 
unidades de 67 MW y una de 68 MW, movidas por turbinas tipo Francis de eje 
vertical con un Factor de Conversión de 4.1852 MW/m3/s y un parámetro de 
indisponibilidad histórica forzada de 4.9066%. Sus aportes de energía al 
sistema contabilizan 1,205 GWh al año de energía media y 1,026 GWh al año 
de energía firme.  
 
 
D.17   Central Hidroeléctrica Playas 
 
La Central Hidroeléctrica Playas, operada por EEPPM S.A E.S.P, está situada 
al oriente de la ciudad de Medellín en el Departamento de Antioquia, a una 
distancia de 160 km de la capital antioqueña. Sus obras e instalaciones están 
en jurisdicción de los municipios de San Rafael y San Carlos y su cuenca 
hidrográfica comprende también territorios del municipio de Guatapé (ver 
cadena hidráulica en la Figura 6.3). Entró en operación el 25 de febrero de 
1988. Posee tres grupos generadores impulsados por sus correspondientes 
turbinas Francis de eje vertical, diseñadas para una potencia de 68.030 kW. 
Cuenta con una capacidad nominal instalada de 204 MW, una capacidad 
efectiva neta de 201 MW, un Factor de Conversión de 1.5881 MW/m3/s y un 
parámetro de indisponibilidad histórica forzada de 0.2650 %.  Tiene una cabeza 
neta de 176 m, un caudal de 42,1 m3/s y una velocidad sincrónica de 360 r.p.m. 
Aporta anualmente 1.380 GWh de energía firme al sistema. 
 
 
D.18   Central Hidroeléctrica Jaguas 
 
La Central Hidroeléctrica Jaguas, operada por ISAGEN S.A E.S.P, está 
localizada en el Departamento de Antioquia, sobre las hoyas hidrográficas de 
los ríos Naré y Guatapé, a 117 km al oriente de Medellín. Aprovecha el caudal 
del río Nare, abajo de la presa Santa Rita del embalse del Peñol y se encuentra 
en operación comercial desde junio de 1988 (ver cadena hidráulica en la Figura 
6.3). Está conformada por dos unidades de generación, accionadas por  
turbinas Francis de eje vertical con una potencia nominal de 85 MW cada una, 
una capacidad efectiva neta de 170 MW, un Factor de Conversión de 2.5529 
MW/m3/s y un parámetro de indisponibilidad histórica forzada de 1.1013%. La 
velocidad de rotación de cada unidad es de 400 r.p.m y cada turbina tiene 
como elemento de cierre una válvula esférica.  La central posee dos 
generadores trifásicos, de eje vertical con tensión nominal de 13.8 KV, potencia 
nominal de 90 MVA y factor de potencia de 0.95, dos transformadores 
principales trifásicos de capacidad 103.5 MVA cada uno y una relación de 
tensión de 13.2/230 KV conectados a cables de potencia de alta tensión a 230 
KV. 
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D.19   Central Hidroeléctrica Riogrande I  
 
La Central Hidroeléctrica Riogrande I, operada por EEPPM S.A E.S.P, está 
situada en jurisdicción de los municipios Don Matías y Santa Rosa de Osos, a 
54 kilómetros al norte de Medellín. Los estudios preliminares para su 
construcción se remontan a 1941, ante la urgencia de resolver el problema de 
escasez de energía frente a la creciente demanda, así como el abastecimiento 
de agua de consumo para Medellín. Aprovecha las aguas de la cuenca del Río 
Grande cuyo caudal promedio anual de 34 m3/s es conducido hacia el embalse 
la Quebradona, con una capacidad útil actual de 2‟000.000 m3. En la actualidad 
se encuentra en servicio solo una de sus tres unidades; las otras dos fueron 
retiradas del Mercado de Energía Mayorista, en el año 2003. 
 
  
D.20   Central Hidroeléctrica Troneras    
 
La Central Hidroeléctrica Troneras, operada por EEPPM S.A E.S.P, está 
ubicada en jurisdicción del municipio de Carolina del Príncipe en el 
Departamento de Antioquia. Utiliza las aguas del rio Concepción a través del 
túnel Tenche-Troneras, después de recibir las desviaciones de los ríos Nechí, 
Pajarito y Dolores, cuyos aportes junto con los provenientes del embalse de 
Miraflores y del rio Guadalupe, alimentan el embalse “Troneras” como se 
muestra en la Figura 6.4. Posee una potencia efectiva neta de 40 MW, 
distribuida en dos unidades de  generación de 20 MW cada una, accionadas 
por turbinas tipo Francis de eje vertical, posee un Factor de Conversión de 
0,7254 MW/m3/s y un parámetro de indisponibilidad histórica forzada de 
0.0952%. La primera unidad entró en operación en 1964 y la segunda un año 
después. Aporta cada año al sistema una energía media de  242 GWh y una 
energía firme de 208 GWh. 
 
 
 
